Este libro, concebido con una 
orientación esencialmente 
didáctica, está escrito 
fundamentalmente para 
estudiantes y profesionales de la 
ingeniería de petróleo, geología, 
geofísica y carreras afines, que 
requieran y tengan interés en los 
conocimientos básicos sobre 
ingeniería de yacimientos. 

Con tal propósito se exponen los 
principales aportes de 
connotados especialistas en la 
materia y se presentan algunas 
aplicaciones prácticas de los 
conceptos y principios 
desarrollados, mediante 
ejemplos de cálculo. Se incluyen 
los datos, tablas y gráficos 
necesarios para resolver una 
amplia variedad de problemas 
comúnmente encontrados en 
esta área de la ingeniería del 
petróleo. 
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Prólogo 


Ingeniería de Yacimientos, parte fundamental de la ciencia de Ingeniería de 
Petróleo que, aplicando conocimientos científicos, permite una explotación racio- 
nal de las acumulaciones de hidrocarburos, es decir, obtener su máxima recupera- 
ción al menor costo, beneficiando así no sólo a las empresas productoras y a los 
países que poseen los campos petroleros, sino también a toda la humanidad al ga- 
rantizar el suministro adecuado y oportuno de vitales productos como el petróleo y 
el gas. 


La aplicación temprana de la Ingeniería de Yacimientos permite el conoci- 
miento profundo de los yacimientos y la planificación adecuada del desarrollo de 
los campos, hasta la utilización de las mejores técnicas de recuperación secunda- 
ria en las etapas posteriores de la vida de los yacimientos. 


En este libro, la profesora Magdalena Paris de Ferrer presenta todos los aspec- 
tos básicos y necesarios para comprender y entender mejor las características de los 
yacimientos de hidrocarburos según sea su tipo, y de esta manera planificar su de- 
sarrollo desde el inicio de la explotación, el cual se irá modelando y ajustando en la 
medida que el conocimiento de los yacimientos vaya aumentando con el transcu- 
rrir del tiempo. Este texto contiene todo el conocimiento actualizado, desde las ca- 
racterísticas y propiedades de las rocas que contienen los hidrocarburos, así como de 
los fluidos, su interacción, el flujo de fluidos en el yacimiento, hasta los cálculos de 
balance de materiales para los diferentes mecanismos de producción, cálculo del pe- 
tróleo en sitio y predicción de la recuperación primaria, todo presentado de forma di- 
dáctica y práctica. 

Estas son las herramientas que todo estudiante de Ingeniería de Yacimientos 
debe adquirir y el joven Ingeniero de Petróleo aplicar en su trabajo al planificar la 
explotación racional de los yacimientos, predecir el comportamiento futuro de los 
mismos y calcular las reservas. Por lo tanto, este libro no debe faltar en su bibliote- 
ca y ser texto de consulta obligado. 


En el caso particular de Venezuela, donde existe un número muy grande de ya- 
cimientos de todos los tipos, muchos de los cuales ya han llegado a la etapa avan- 
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Prólogo 


zada de desarrollo sin haberse optimizado su explotación, se requiere cada vez de 
más y mejores Ingenieros de Yacimientos. 


Esta es la motivación principal de Magdalena Paris de Ferrer: presentar un li- 
bro que contenga de manera sencilla, los fundamentos de la Ingeniería de Yaci- 
mientos para ayudar a la formación integral de los Ingenieros de Petróleo y que el 
mismo sea motivador para que los estudiantes y jóvenes profesionales sientan la 
necesidad de incrementar sus conocimientos. 


Para lograr estos objetivos, la autora conjugó su experiencia en la industria 
petrolera, con la obtenida en la Universidad del Zulia como Coordinadora Docente 
de la Escuela de Ingeniería de Petróleo, jefa del Departamento de Yacimientos y, 
esencialmente, su larga carrera como profesora de la cátedra Ingeniería de Yaci- 
mientos. 


Ing. Carlos Borregales Loaiza 


Presentación 


La ingeniería de yacimientos tiene diversas definiciones, entre las cuales se conside- 
ra conveniente mencionar las de algunos especialistas, autores de reconocidos textos en 
la materia: Así, Muskat (1949) la define como: “el arte de desarrollar y producir con máxi- 
ma eficiencia los campos de petróleo y gas de forma tal que permita obtener la máxima re- 
cuperación a un menor costo”, Pirson (1958) “е1 arte de predecir el comportamiento futu- 
ro de un yacimiento petrolífero del cual se obtiene una producción basado en condiciones 
probables y supuestas”, Craft y Hawkins (1959) “la aplicación de principios científicos a 
los procesos de drenaje que surgen durante el desarrollo y producción de yacimientos de 
petróleo y de gas”, Clark (1960) “la disciplina que trata de la ocurrencia y movimiento de 
los fluidos en el yacimiento y su recobro, lo cual implica el estudio y evaluación de todos 
los factores que lo afectan para determinar la forma más eficiente y económica de produ- 
cirlo en términos económicos”. Para concluir vale la pena mencionar a Dake (1978) quien 
considera que “la ingeniería de yacimientos comparte con la geología y la geofísica la con- 
dición de ser una de las grandes ciencias de la tierra que intentan describir lo que ocurre 
en los espacios abiertos del yacimiento entre los puntos de observación: los pozos". 


Dado el amplísimo campo que en el área científico-tecnológica cubre esta discipli- 
па, es natural que cuando se aborda la tarea de formar a los ingenieros de yacimientos, 
el docente y el profesional en la industria petrolera deben tener capacidad teórico-prác- 
tica para seleccionar y organizar los contenidos de sus programas a fin de prepararlos 
para asumir las responsabilidades inherentes al ejercicio de su profesión, tales como: 
a) determinar el volumen inicial de hidrocarburos en los yacimientos, la velocidad a la 
cual pueden ser recuperados y el volumen final que puede ser producido; b): estudiar 
tanto los yacimientos de petróleo (los de petróleos pesados, los convencionales o ne- 
gros y los petróleos volátiles) como los yacimientos de gas (los de gases condensados, 
gases húmedos y gases secos, que serán analizados más adelante); y c) coordinar el tra- 
bajo en equipo con otros especialistas, tales como geofísicos y geólogos petrofísicos, 
quienes le proveen la información necesaria (incluso sobre las propiedades de la roca y 
de los fluidos del yacimiento) para efectuar los estudios ya referidos. 


Teniendo en cuenta lo antes expuesto, el propósito de este libro es difundir un con- 
junto de conocimientos teóricos y prácticos vinculados a la práctica de la ingeniería de 
yacimientos, para ayudar a los profesores del área en la organización de su actividad do- 
cente universitaria y a los profesionales en su trabajo diario. En otras palabras, en estas 
páginas no se pretende ofrecer propuestas originales, sino las que a mi modo de ver se 
derivan de estudios realizados por reconocidas autoridades en la materia, los cuales es- 


xi 
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Presentación 


tán diseminados en numerosos libros y otras publicaciones, algunas de difícil acceso 
para la población estudiantil. 


El origen de este texto fue mi experiencia como profesora de la cátedra Yacimientos 
durante más de 25 años en la Universidad del Zulia, durante los cuales hube de seleccionar, 
organizar y adecuar didácticamente el material por enseñar y las estrategias para facilitar su 
aprendizaje. En él se incluyen mis notas de clase como alumna de los connotados profeso- 
res Ramiro Pérez Palacio y José (Chinco) Ferrer de quienes aprendí no solamente los conoci- 
mientos de la materia, sino también la vocación hacia la docencia y el entusiasmo por ense- 
ñar. Adicionalmente, fui ampliando el texto con las notas de los profesores Dr. Alberto Finol 
y el Ing. Jesus Mannucci y con los resultados de una investigación documental en torno a las 
publicaciones de Amyx et al., Pirson, Dake, Ahmed, Craft y Hawkins, Muskat, Calhoun, 
McCain, y muchos otros, cuyos aportes aparecen citados y comentados en el libro. 


Este volumen está organizado así: 


Capítulo 1: algunas definiciones y conceptos básicos de geología y de ingeniería de 
yacimientos. Capítulo 2: clasificación de los yacimientos según diferentes criterios. Ca- 
pítulo 3: descripción de las propiedades físicas de los fluidos presentes en el yacimiento: 
petróleo crudo, gas natural y agua, y las diferentes formas de determinarlas por medio 
de ecuaciones o aplicando correlaciones derivadas empíricamente. Capítulo 4: compor- 
tamiento volumétrico de los fluidos dentro del yacimiento y de los pozos, y en condicio- 
nes de superficie en un amplio rango de temperaturas y presiones. Capítulo 5: análisis de 
las propiedades de la roca que afectan directamente la recuperación primaria como ја 
porosidad, la saturación y la permeabilidad cuando se considera una sola fase en el me- 
dio poroso. La existencia simultánea de dos o más fases requiere que se analicen, tam- 
bién, la tensión superficial e interfacial, la humectabilidad, la presión capilar y la com- 
presibilidad. Capítulo 6: comportamiento de flujo de más de una fase en el medio poroso 
mediante el concepto de permeabilidades relativas. Capítulo 7: descripción y clasifica- 
ción del movimiento de los fluidos de acuerdo con los diferentes regímenes de flujo. Ca- 
pítulo 8: derivación de la ecuación de balance de materiales y su aplicación para deter- 
minar el petróleo y el gas originalmente in situ. Finalmente, en el capítulo 9 se estudia la 
producción del yacimiento mediante el análisis de las curvas de declinación, uno de los 
métodos más ampliamente usados para estimar las reservas remanentes y el tiempo de 
vida productiva de un yacimiento de petróleo y de gas. 


Cada capítulo comprende cuatro grandes secciones: 


* Teorías y explicaciones de los diferentes contenidos relacionados con la ingeniería 
de yacimientos. 


* Ejercicios donde se explican diversas realizaciones que muestran cómo se pueden 
aplicar los conceptos descritos en la sección anterior. 


* Problemas para que los estudiantes y los profesionales que lo utilicen en su trabajo dia- 
rio evalüen conscientemente el grado de aprendizaje académico adquirido, reflexionen 
Sobre lo que son capaces de hacer con base en lo aprendido y aprendan a trasladar sus 
conocimientos a la explotación de nuestro principal recurso natural, el petróleo. 


* Referencias bibliográficas. 
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Conceptos básicos 


Introducción 


La ingeniería de yacimientos es la ciencia que trata de la aplicación de principios de 
ingeniería a los problemas de movimiento y comportamiento de los fluidos (petróleo, 
agua y gas) que se presentan durante la vida de producción de un yacimiento, lo cual tie- 
ne como objetivos fundamentales estimar las reservas o volumen del crudo recuperable 
y predecir el comportamiento del yacimiento, a fin de obtener una óptima explotación 
del mismo’. 


Tales objetivos se cumplen por mediación del ingeniero de petróleo, quien debe 
definir y evaluar el sistema del yacimiento a partir de amplios estudios y de una interpre- 
tación científica de los datos”. Definirlo significa determinar su área total, espesor, incli- 
nación, límites y condiciones de depositación geológica. Por su parte, evaluar es deter- 
minar las propiedades físicas de la roca yacimiento y de los fluidos que contiene, así 
como sus variaciones dentro del yacimiento, localización de heterogeneidades, barre- 
ras, fracturas, entre otras, que puedan afectar el flujo de fluidos. 


Con tales propósitos el ingeniero de petróleo aplica técnicas modernas de ingenie- 
ría que le proveen herramientas para probar y estudiar el yacimiento, las cuales, conjun- 
tamente con la información provista por la geología, la geofísica y la petrofísica, le per- 
miten cuantificar las reservas, identificar los mecanismos predominantes de produc- 
ción, predecir el comportamiento del yacimiento y desarrollar técnicas o procedimientos 
eficientes para lograr el recobro esperado? 79. 


Considerando lo antes expuesto, en este capítulo se explicarán los conocimientos 
básicos de ingeniería de yacimientos que debe manejar y aplicar el ingeniero de petró- 
leo, los cuales se amplían en el resto de este texto. Comenzaremos con algunos concep- 
tos básicos y una breve exposición sobre el comportamiento de los yacimientos. 
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1. Los hidrocarburos 


Entre los fluidos contenidos en las rocas de yacimientos petrolíferos se encuentran 
una serie de compuestos orgánicos que consisten exclusivamente de Carbono (C) e Hi- 
drógeno (H), denominados hidrocarburos que tienen la habilidad de formar largas y 
continuas cadenas que originan diferentes compuestos. Estos, a menudo difíciles de se- 
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parar, constituyen lo que se conoce como petróleo crudo*, a partir del cual se obtie- 
nen diversos productos, como: gases licuados del petróleo, gasolinas, kerosén, combus- 
tibles residuales, aceites lubricantes, parafinas y otros. 


Existen también otros elementos que, por estar presentes en muy pequeñas canti- 
dades, pueden ser ignorados, pero algunos de ellos como el azufre (S) tienen un efecto 
dañino en la calidad de los productos. 


En condiciones normales de presión y temperatura, los hidrocarburos pueden 
existir en estado gaseoso, líquido o sólido, según el número y arreglo de los átomos de 
carbono en las moléculas!”. Así, los que tienen hasta cuatro átomos de carbono son ga- 
seosos; aquéllos con más de 20, son sólidos; mientras que los que contienen un número 
intermedio entre esos límites son líquidos. La gran mayoría de crudos líquidos pueden 
contener en solución compuestos tanto sólidos como gaseosos. 


El hidrocarburo más simple es el metano, un gas que 
consiste de un átomo de carbono al cual se le unen cuatro 
átomos de hidrógeno. La molécula de metano puede re- 


presentarse como se ve en la Figura 1.1. ó S 
En las moléculas de hidrocarburos con dos o más 

átomos de carbono, ligados a otros átomos de carbono y a Bv 

otros átomos de hidrógeno, la disposición de los átomos Figura 1.1. Fórmula 

de carbono dependerá de su estructura molecular. Por tal estructural del metano. 


razón, esta estructura sirve de criterio para clasificar los 

hidrocarburos en cuatro categorías, dos de las cuales se refieren al arreglo o configura- 
ción estructural de los átomos de carbono en la molécula. Estas son: (1) hidrocarburos 
de cadena abierta: recta o ramificada y (2) de anillo o compuestos cíclicos, como por 
ejemplo los mostrados en las Figuras 1.2 y 1.3. 


Las otras dos categorías se re- 
fieren a los enlaces que existen en- 
tre los átomos de carbono. Estos 
pueden ser: 1) saturados o de enlace 
simple y 2) insaturados o de múlti- 
ple enlace. 


Los hidrocarburos de cadena 
Figura 1.2. Compuesto de hidrocarburo en cadena abierta (recta o ramificada) con do- 
abierta. ble enlace se llaman mono-olefinas 

o alquenos; los que tienen doble en- 

lace en su anillo, ciclo-olefinas o ciclo-alquenos; y aquéllos con dos enlaces dobles en 
su estructura, diolefinas o dienos. Los hidrocarburos con triple enlace se denominan 
acetilenos o alquinos. Los miembros más simples de las series de olefinas, diolefinas y 


* La palabra crudo se refiere al petróleo en su forma natural no refinado, tal como sale del 
subsuelo. 
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acetilenos son: el etileno, el butadieno y el acetileno, 
respectivamente, los cuales se muestran a continuación 
en la Figura 1.4. 


Ni los alquinos ni las olefinas se encuentran en el 
petróleo crudo o gas natural, pero son producidos en 
los procesos de conversión en las refinerías y constitu- 
yen materia prima importante para los procesos de sín- 
tesis química. 


En cuanto a la segunda categoría, los hidrocarbu- 

Figura 1.3. Compuesto de ros saturados son los que tienen la cadena o el anillo 

hidrocarburo en anillo:o-ciclo, totalmente llenos con átomos de hidrógeno y reciben el 

nombre de parafinas, hidrocarburos parafínicos o alca- 

nos/cicloalcanos. Entre ellas, las que tienen estructuras de cadena recta se denominan 

parafinas normales; las de cadena ramificada, isoparafinas; y las де tipo anillo, ciclopa- 
rafinas o naftenos. 


‚Сн; к= CH2) 


(а) (b) 


Figura 1.4. Moléculas simples de algunos hidrocarburos: a) etileno, b) butadieno y c) acetileno. 


Así, como se observa en la Figura 1.5, para tres hidrocarburos con cinco átomos de 
carbono se tienen, entre muchas otras, las siguientes estructuras: 
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Figura 1.5. Estructuras del pentano: a) normalpentano; b) isopentano; c) ciclopentano. 


Los hidrocarburos insaturados son los que tienen dos átomos de carbono adya- 
centes unidos por dos o tres enlaces en vez de uno. Estas uniones son conocidas como 
de doble o triple enlace, respectivamente, y son menos fuertes y más vulnerables que las 
de enlace sencillo. En consecuencia, los hidrocarburos insaturados son químicamente 
más reactivos que los saturados. 

Los compuestos cíclicos que contienen uno o más anillos de seis átomos de carbo- 
no y con tres enlaces dobles, forman un grupo importante de hidrocarburos conocidos 
como aromáticos debido a su olor característico. El más simple de ellos es el benceno, 
cuya estructura se muestra en la Figura 1.6, donde cada átomo de carbono se combina 
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con un solo átomo de hidrógeno. Otras moléculas más complejas de las series de los 
aromáticos se obtienen mediante el reemplazo de uno o más áto- 
mos de hidrógeno por otros grupos de hidrocarburos. 


En general, es conveniente señalar que el nombre de las dife- 
rentes moléculas de hidrocarburos se construye en forma sistemá- 
tica de acuerdo con las reglas de la Unión Internacional de Quími- 
ca?. Así, las series parafínicas se refieren a compuestos que tienen 
el mismo nümero de átomos de carbono pero identificados con un 
prefijo y un sufijo que designa el grupo al cual pertenece el com- 
puesto. Si éste es un hidrocarburo saturado, el sufijo es "ano", 
mientras que "eno" designa a los compuestos insaturados que tie- 
nen doble enlace entre los átomos de carbono. Si existe más de un , 
enlace doble en el hidrocarburo insaturado, el sufijo se modifica Figura 1.6. Molécula 
para tomar en cuenta el nümero de dobles enlaces, así: dieno sería de benceno. 
para dos dobles enlaces, trieno para tres y así sucesivamente. 


1.1. Comportamiento de fases de los hidrocarburos 


El término fase designa cualquier porción homogénea de un sistema separada de 
otra por una superficie física que pueda estar presente. Por ejemplo: el hielo, el agua lí- 
quida y el vapor de agua son tres fases. De hecho, cada una es físicamente diferente y ho- 
mogénea, y existen límites definidos entre el hielo y el agua, entre el hielo y el vapor de 
agua y entre el agua líquida y el agua como vapor. Por eso se puede decir que se trata de 
un sistema de tres fases: sólido, líquido y gas. 


No obstante, en ingeniería de yacimientos, el término fase se usa para designar un 
fluido que no se mezcla con los otros fluidos presentes en el yacimiento. Tal es el caso 
por ejemplo del petróleo y del agua, que siendo ambos líquidos se consideran como dos 
fases debido a su inmiscibilidad. 


Ahora bien, en un yacimiento, un fluido puede presentarse en tres fases distintas: 
como líquido, como gas o como sólido, dependiendo de la composición de la mezcla de 
hidrocarburos, de la presión y temperatura inicial del yacimiento, y de la presión y tem- 
peratura que existen en las condiciones de producción en la superficie. 


Con el propósito de explicar como se comportan los fluidos en el yacimiento consi- 
dere el siguiente experimento, presentado por раке“: un cilindro que contiene uno de 
los miembros más ligeros de la serie parafínica, por ejemplo, el etano, es sometido a 
continuos incrementos de presión a temperatura constante. A una ünica presión duran- 
te el experimento, conocida como presión de vapor, el etano, que a presiones bajas se 
encontraba en una fase gaseosa, comenzará a formarse como líquido. Si este experi- 
mento se repite varias veces pero a diferentes temperaturas, se obtendrá lo que se llama 
diagrama de fases o de presión-temperatura, como el que se muestra en la Figura 1.7, el 
cual permite conocer los diferentes cambios de fases que puede experimentar el etano 
con los cambios de presión y temperatura. 


En este diagrama de fases se observa lo siguiente: 
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Líquido С 


Presión ——YW 
Presión => 
Presión —®» 


Líquido PC Liquido 
+ 
Li id [9 
S iquido 
Gas 
Temperatura —> Temperatura —3» Temperatura —— 


(a) (b) (c) 
Figura 1.7. Diagrama de fases: a) etano puro; b) heptano puro; c) 50% de etano puro + 50% heptano puro 
(adaptada de ракеб). 


1. En la parte (a), la línea que define las presiones a las cuales ocurre la transición de 
gas a líquido, a diferentes temperaturas, se conoce como línea de presión de vapor. 
Finaliza en el punto crítico C, donde es imposible distinguir si el fluido es un líquido 
o un gas, pues las propiedades* intensivas de ambas fases son idénticas. Por enci- 
ma de la línea de presión de vapor, el fluido es enteramente líquido, mientras que 
por debajo está en la fase gaseosa. 


2. Si el experimento anterior se repite para un componente más pesado de la serie pa- 
rafínica como el heptano, los resultados serán como el mostrado en la parte (b). Al 
comparar (a) y (b) se observa claramente que a bajas temperaturas y presiones existe 
una gran tendencia del componente más pesado a permanecer en la fase líquida. 


3. Para un sistema de dos componentes, por ejemplo una mezcla donde exista un 
50% etano y 50% heptano, el diagrama de fases será similar al mostrado en la par- 
te (c). En este caso, mientras existen regiones donde la mezcla de fluidos es entera- 
mente gas o líquido, existe también una región bien definida denominada región 
de dos fases, donde los estados líquido y gas coexisten. La forma de la envolvente 
que define las dos fases depende de la composición de la mezcla, estando más in- 
clinada verticalmente si el etano es el componente predominante y más horizon- 
talmente en el caso de que lo fuera el heptano. 


Ahora bien, aunque los hidrocarburos naturales son mucho más complejos que el 
mostrado en la Figura 1.7, debido a que contienen más miembros de la serie parafínica y 
muchas veces con algunas impurezas, el diagrama de fases se construye en forma simi- 
lar como puede verse en el de la Figura 1.8(a) para un gas natural. 
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Las líneas que definen la región de dos fases se denominan así: línea de puntos de 
burbujeo, la que separa el líquido de la región de dos fases, y línea de puntos de rocío, la 
que separa el gas de la región de dos fases. Por consiguiente, al cruzar la línea del punto 


* Las propiedades son las características de un sistema que pueden ser evaluadas cuantitati- 
vamente a un tiempo dado. Se dividen en: intensivas y extensivas. Las intensivas son inde- 
pendientes del tamaño del sistema, como la temperatura, la presión y la densidad. Las ex- 
tensivas dependen del tamaño y contenido del sistema, como la masa y el volumen. 
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de burbujeo desde el líquido hacia la región de dos fases, aparecerá la primera burbuja 
de gas; mientras que si se cruza la línea de punto de rocío desde el gas, aparecerá la pri- 
mera gota de líquido. Las líneas dentro de la región de dos fases representan saturacio- 
nes de líquido constantes. 


С А 
Punto critico 9 Ф 
І 
1 Líquido 
| де 
i [ 
Тео! 1 А Punto crítico 
1 
Ц 
Џ 
5 ! ok 
D ros 
à 008 
| a 
10 | 
Џ 
i 
i 
B 
(a) Temperatura === (b) 


Figura 1.8. Diagrama de fases para un sistema multicomponente: a) gas natural; b) petróieos. 


Los puntos interiores en la curva envolvente representan el sistema formado por 
dos fases, es decir, la región de líquido más vapor. La máxima temperatura a la cual las 
dos fases coexisten y no puede formarse líquido independientemente de la presión, se 
denomina cricondentérmica y se denota por Теа. Si la presión y temperatura inicial del 
yacimiento son tales que coinciden con el punto A en la Figura 1.8(a), entonces, si el ya- 
cimiento se agota isotérmicamente, lo cual es lo que se asume generalmente, la presión 
declinará desde A hasta el punto B, y la línea de puntos de rocío nunca se atravesará. 
Esto significa que sólo existirá en el yacimiento gas seco a cualquier presión. Al producir 
el gas hacia la superficie, tanto la presión como la temperatura disminuirán y el estado 
final será algún punto X dentro de la región de dos fases, cuya posición dependerá de las 
condiciones de separación en superficie. 


Sila presión y temperatura inicial del yacimiento son tales que el gas se encuentra en 
el punto C, Figura 1.8(a), entonces durante el agotamiento isotérmico se comenzará a 
condensar líquido en el yacimiento cuando la presión cae por debajo del punto de rocío D. 


La saturación líquida máxima que existe en el yacimiento, cuando la presión está 
entre los puntos D y E en la región bifásica, es generalmente pequeña y está con frecuen- 
cia por debajo de la saturación crítica, por lo cual deberá ser excedida para que el líquido 
llegue a ser móvil. De lo contrario, los hidrocarburos líquidos depositados en el yaci- 
miento, denominados condensados líquidos retrógrados, no se recuperan y, puesto 
que los componentes más pesados tienden a condensarse primero, esto representaría 
una pérdida en la parte más valiosa de la mezcla del hidrocarburo. 


Si continúa el agotamiento de la presión por debajo del punto de condensación E, 
el condensado del líquido se revaporizará. Sin embargo, esto no ocurre porque una vez 
que la presión cae por debajo del punto D, el peso molecular total de los hidrocarburos 
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restantes en el yacimiento aumenta, puesto que algunas de las parafinas más pesadas se 
quedan rezagadas como condensado retrógrado. Por lo tanto, los compuestos de la fase 
envolvente para los fluidos del yacimiento tienden a moverse hacia abajo y a la derecha, 
lo que inhibe así la revaporización. 


En la parte (b) de la Figura 1.8 se muestra un diagrama de fases típico para un pe- 
tróleo. Según se observa, debido a que el petróleo contiene una alta proporción de los 
miembros más pesados de la serie parafínica, la envolvente bifásica está más inclinada 
horizontalmente que la del gas. Si la presión y la temperatura iniciales son tales que el 
petróleo en el yacimiento se encuentra en el punto A del diagrama, existirá solamente 
una fase en el yacimiento, a saber, petróleo líquido que contiene gas disuelto. La reduc- 
ción de la presión isotérmicamente traerá eventualmente el стадо al punto de burbujeo, 
B. Después de eso, la reducción adicional en la presión producirá un sistema bifásico en 
el yacimiento: el petróleo líquido, con una cantidad de gas disuelto proporcional al cam- 
bio de la presión, y un volumen de gas liberado. Desafortunadamente, cuando el petróleo 
líquido y el gas se someten al mismo diferencial de presión en el yacimiento, el gas, por ser 
más móvil, viajará con mayor velocidad que el petróleo, lo que produce un cierto grado de 
caos en el yacimiento y complica grandemente la descripción del flujo del fluido. 


2. El petróleo 


Aunque de acuerdo con su etimología (petro = roca y oleum = aceite), la palabra 
petróleo significa: “aceite de roca”, en la jerga petrolera este término incluye tanto el pe- 
tróleo crudo como el gas natural, pues esencialmente es una mezcla compleja de hidro- 
carburos con pequeñas cantidades de otros compuestos que resultan de la descomposi- 
ción de materia orgánica de origen animal y vegetal. Es un líquido aceitoso cuyo color 
varia desde el amarillo pálido a negro; contiene principalmente hidrocarburos satura- 
dos, pero a veces también hidrocarburos no saturados, en particular aromáticos. Se 
localiza en yacimientos que se formaron durante los diferentes periodos geológicos. 


En general, bajo las presiones extremadamente altas que son creadas por la natu- 
raleza en el subsuelo, todos estos hidrocarburos al principio se encuentran presentes en 
forma de petróleo crudo líquido. En la superficie pueden encontrarse en estado ga- 
seoso, líquido, semisólido y sólido, dependiendo del estado de la mezcla de hidrocarbu- 
ros. Los que se presentan en estado gaseoso se conocen, comúnmente, como gas na- 
tural; los líquidos, como petróleo; y los sólidos o semi-sólidos, como asfalto grueso 
y pesado, o cera sólida. 
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Según Barberii!!, las emanaciones de hidrocarburos se han designado desde el 
principio con nombres del idioma donde aparecían. Así, los egipcios las llamaron mumi- 
ya (árabe), es decir, betún para embalsamar, los persas le decían mum, lo que identificó 
a la palabra momia con el asfalto o betún; los indios precolombinos mexicanos, chapa- 
poteras; los colonos de los hoy Estados Unidos, seepages; y los incas, copey. En Vene- 
zuela, mene, denominación que dio origen, posteriormente, a nombres de campos pe- 
troleros como Mene Grande, en el estado Zulia, y Mene Mauroa, en el estado Falcón. 
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2.1. Composición y propiedades 


Químicamente el petróleo está compuesto en su mayor parte por hidrocarburos, 
aproximadamente de un 82-87% en peso de carbono y 11,7-14,7% de hidrógeno. La Ta- 
bla 1.1 presenta la composición promedio del petróleo en los tres estados que usualmente 
existen en la naturaleza, como gas natural, petróleo crudo líquido y como asfalto en esta- 
do sólido o semisólido. Como se observa en la tabla, el petróleo también contiene algunas 
impurezas, formadas principalmente por átomos de sulfuro, nitrógeno y oxígeno. 


Tabla 1.1. Composiciones químicas promedio del petróleo crudo, gas natural 
y asfalto (adaptada de Selley y Morrill’) 


Petróleo стаде Gas natural 


7 Elementos 


METRE 2496 en peso) ^ ^^^. (M ей рево) 1, er 
Carbono 82,2-87,1 65-80 80-85 
Hidrógeno 11,7-14,7 1-25 8,5-11 
Sulfuro 0,1-5,5 Trazas-0,2 2-8 
Nitrógeno 0,1-1,5 1-15 0-2 
Oxigeno 0,1-4,5 - - 


El sulfuro y el nitrógeno son elementos indeseables en el petróleo. El primero 
abunda más en los petróleos pesados y en los asfaltos, pero también puede presentarse 
como H5S en mezclas de gases naturales. Cuando existe se conoce como gas ácido, lo 


opuesto del gas dulce que no lo contiene. 
A pesar de que la composición 
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Entre ellos se tienen, además de otros, los compuestos del azufre, del nitrógeno y del 
oxígeno, alos que generalmente se hace referencia como “compuestos NSO” y cuya pre- 
sencia incrementa el número de posibilidades para la formación de estructuras de hidro- 
carburos. El petróleo también puede contener algunos compuestos orgánicos e inorgá- 
nicos que varían según el tipo de crudo. Entre los inorgánicos se encuentran las sales y 
el agua, debido a que en los yacimientos de petróleo siempre existe agua. Entre las sales, 
las más comunes son las de sodio, magnesio y cloruro de calcio, pero también pueden 
encontrarse sales de vanadio, cobre, zinc y hierro. De éstas, la más indeseable es el clo- 
ruro de magnesio, porque produce ácido clorhídrico, el cual es muy corrosivo. Algunos 
crudos también contienen compuestos orgánicos metálicos, como vanadio y níquel. 


Las parafinas se presentan como estructuras en cadenas con la fórmula general 
Ca H5545. El número de carbono, n, varía desde 1 en el metano, el miembro más simple 
de la serie parafínica, hasta 40. Un gas natural compuesto sólo por metano se denomina 
gas seco. Las parafinas hasta 5 átomos de carbono se encuentran también en estado 
gaseoso a presiones y temperaturas normales y constituyen los gases húmedos. Las 
parafinas con números de carbono mayores que 5 son normalmente líquidas y las de 
alto peso molecular son viscosas y sólidas y se conocen como ceras. 


Los naftenos forman estructuras en anillos y tienen la fórmula general СН». 


Los compuestos de esta serie tienen propiedades químicas y físicas similares a las es- 
tructuras parafínicas con los mismos átomos de carbono. Junto con las parafinas, son 
los principales componentes de la mayoría de los crudos petrolíferos. 


Los aromáticos son el tercer grupo y basan su estructura en un anillo de carbo- 
nos en forma hexagonal, con enlaces simples y dobles alternados. Como se mencionó 
anteriormente, la molécula de benceno es la más simple. Otros compuestos aromáticos 
se forman sustituyendo algunos hidrógenos con cadenas parafínicas o anillos nafténi- 
COS, о por la fusión de varias moléculas de benceno. 


El cuarto grupo, las resinas y asfaltenos, lo forman la fusión de redes de anillos 
bencénicos que contienen impurezas y químicamente no se consideran hidrocarburos. 
Estas impurezas son los compuestos de alto peso molecular referidos anteriormente 
como compuestos NSO. Las resinas y los asfaltos son los componentes principales y 
más pesados del petróleo crudo en su forma de brea o asfalto. 
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2.2. Diferentes tipos de crudos petrolíferos 


Los crudos petrolíferos pueden clasificarse de acuerdo con el enriquecimiento re- 
lativo de estos cuatro grupos de hidrocarburos y de las fracciones que se obtienen cuan- 
do son sometidos a los procesos de refinación a ciertas temperaturas. De acuerdo con 
ese criterio, los crudos pueden ser: de base nafténica, de base parafínica y de base inter- 
media o mixta. Existen, además, ciertos crudos que contienen una cantidad significante 
de hidrocarburos aromáticos, y esto ha dado pie para que se les nombre como de base 
aromática o bencénica. Ahora bien, es importante señalar que las segregaciones de cru- 
dos no siempre concuerdan en todas las características con los tipos de crudos produci- 
dos específicamente por determinados yacimientos, pues muchas veces una segrega- 
ción la componen crudos provenientes de diferentes yacimientos. 
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Tissot у Welte!? después de analizar 541 crudos petrolíferos, construyeron el dia- 
grama triangular presentado en la Figura 1.10 en cuyos ejes agrupan las parafinas, los 
naftenos y la combinación de los aromáticos con los compuestos NSO y lo dividen en zo- 
nas que identifican seis clases diferentes de petróleo crudo. Sin embargo, la mayoría de 
los crudos caen sólo en las tres primeras zonas: (1) los petróleos parafínicos, ricos en 
parafinas; (2) los petróleos parafínicos-nafténicos, que tienen casi la misma cantidad de 
parafinas y naftenos y que en conjunto representan más del 50% del crudo; y (3), los pe- 
tróleos aromáticos intermedios que alcanzan un total inferior al 50%, en los cuales la 
composición está dominada por compuestos aromáticos, resinas y asfaltenos y que se 
caracterizan por tener cantidades menores o iguales de parafinas y naftenos. 


Compuestos aromáticos 
HC + NSO 


Pesados, Petróleos degradados 


Aromáticos 


Petróleos intermedios 25 Asfálticos Nafténicos 


aromaticos 


40 d Petróleos parafínicos - nafténicos 
Petróleos parafínicos ws MA A 
20 EN IN 80 
NIN / | N Petróleos nafténicos 
60 50 4 


Isoalcanos - N 80 0 Cicloalcanos 


(parafinas) | (naftenos) 
s! „| 541 Crudos analizados 


Figura 1.10. Diagrama ternario de Tissot y Welte!? mostrando la composición de seis clases de crudos 
petrolíferos (adaptado de Selley y Morrill). 


Aquellos crudos petrolíferos que pueden ser convertidos en alquitrán o petróleo 
pesado por la acción de las bacterias o al ser lavados con aguas meteóricas de la superfi- 
cie caen dentro de las dos siguientes clases, ambos enriquecidos en aromáticos: (5) aro- 
máticos-asfálticos y (6) aromáticos-nafténicos, estos últimos con un contenido de para- 
finas siempre muy bajo. 

Según la gravedad API* los crudos petrolíferos se clasifican de acuerdo con la esca- 
la siguiente: 


* La gravedad en “API (American Petroleum Institute) es la equivalente a densidad y se usa en 
la industria petrolera mundial. La gravedad específica del agua es 1 y en “API es 10. 
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_ Tipo de crudo ШЕ SAP]: 
Extrapesados hasta 9,9 
Pesados 10-21,9 
Medianos 22-29,9 
Livianos más de 30,0 


2.3. Algunos productos refinados del petróleo 


Dependiendo де! número de átomos de carbono y de la estructura de los hidrocar- 
buros que lo integran, el petróleo se caracterizará por diferentes propiedades que, a su 
vez, determinan los tipos y cantidades de los productos refinados que se producirán 
como combustibles, lubricantes, ceras o solventes. Existen varias formas de uso común 
para expresar el peso o la densidad del petróleo crudo, dos de las cuales son la densidad 
relativa у los grados АРЛ, representadas en la Figura 1.11, la cual presenta una correla- 
ción generalizada entre los hidrocarburos componentes del petróleo, sus densidades y 
los productos comerciales resultantes del proceso de refinación. Estos incluyen com- 
bustibles fósiles purificados como el metano, el propano, el butano, la gasolina, el kero- 
sén, el gasoil, el combustible de aviación, así como pesticidas, herbicidas, fertilizantes y 
otros artículos como los plásticos, el asfalto o las fibras sintéticas. 


Kerosén Ceras 


(Combustible de aceite, calefacción)  (Impermeabilizaciones, velas 


Productos refinados Gas natural Gasolina Lubricantes del petróleo 
(Usos) (Gas combustible y carbón) (Combustible de motor) (Lubricantes, pomadas) 
LPG Naftas Gasóleos Asfaltos 
E 
(Combustibles) (Solventes) (Hornos) (Carreteras. 


material para techos: | 


Gas natural Crudo liquido Sólidos 


Rango de hidrocarburos 
(Seco Húmedo) 


Número de carbonos C4 Cs Ст Сло C45 Сав C2o hasta Ceg 


Aumentan las parafinas 
Aumentan los aromaticos + МО ——_ 
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Densidad relativa 0,800 - 0,835 0,840 - 0,876 0,900 - 0,970 


CAPI) (47° - 38°) (37° - 30°) (25° - 15°) 
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Figura 1.11. Correlación generalizada де los principales componentes де hidrocarburos del petróleo, 
densidades y algunos productos refinados (adaptada de Selley y Мог). 


Como se observa en la figura, el gas natural y el petróleo ligero producen la mayo- 
ría de los combustibles. El metano es el principal constituyente del gas natural; se utili- 
za como combustible en el hogar y en automóviles. Asimismo, es materia prima en la 
producción de amoníaco, formaldehído, dióxido de carbono, tetracloruro de carbono y 
cloroformo, entre otros. El etano es materia prima en la fabricación de polietileno, бхі- 
do de etileno y vinilo que, a su vez, se utilizan en la producción de envases, juguetes, tu- 
berías, etcétera. El propano se mezcla con el butano para constituir el gas licuado del 
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petróleo, lo que se conoce como LPG, empleado en los hogares para encender la estufa 
y el calentador. También es un combustible para automóviles y se emplea en sistemas de 
aire acondicionado como refrigerante. 


Los hidrocarburos de 5 a 20 átomos de carbono, se presentan en estado lí- 
quido y su color va del amarillo claro al pardo. Entre ellos se tiene la gasolina, la cual 
está formada principalmente por hidrocarburos de peso medio con un número de carbo- 
nos que van de 7 a 12 y se puede obtener por destilación directa a partir de la nafta*, o 
bien, por un proceso de craqueo, en el cual los enlaces carbono-carbono de las molécu- 
las de más alto peso se rompen por el calor formando hidrocarburos más ligeros. En la 
industria se utiliza como combustible para vehículos automotores y como desengrasan- 
te y disolvente. 


Los compuestos con un número de carbono mayor de 15, tienen una apa- 
riencia pastosa y pueden llegar a ser sólidos a temperatura ambiente. Van del color café 
oscuro al negro. Son refinados como lubricantes, ceras y asfaltos. Se usan en máquinas 
de compresión y automóviles, en la fabricación de velas; como combustible para calde- 
ras para generar energía eléctrica y en la pavimentación de calles y carreteras. 


2.4. Teorías sobre el origen del petróleo 


El petróleo se ha encontrado en forma natural en grandes cuencas sedimentarias a 
distintas profundidades que van desde los 40 hasta los 21000 pies, ocupando el espacio 
vacío o intersticios de rocas porosas y permeables conocidas como rocas yacimiento, 
generalmente, areniscas o calizas. 


Con respecto al origen del petróleo, existen dos tipos de teorías: las inorgánicas y 
las orgánicas. Las inorgánicas, en general, consideran que se originó mediante reac- 
ciones químicas entre el agua, el dióxido de carbono y diversas sustancias inorgánicas 
como carburos y carbonatos presentes en estado libre en yacimientos profundos. Estas 
teorías fueron las primeras en ser propuestas y las tres principales son: 1) la teoría de los 
metales alcalinos, 2) la de los carburos metálicos y 3) la de las emanaciones volcáni- 
cas". 1-31 Algunas de ellas parecen posibles, pues el petróleo se puede producir en el la- 
boratorio por reacciones de materiales inorgánicos, pero la evidencia geológica indica 
que dichos materiales no están presentes en la Tierra en suficientes cantidades para pro- 
ducir acumulaciones de petróleo. Por ello, hoy en día estas teorías han sido abandona- 
das! 210.13 


Por el contrario, las teorías orgánicas están apoyadas por mucha evidencia geo- | 
lógica. Así, por ejemplo, el crudo y el gas natural se encuentran comúnmente en cuencas 
sedimentarias, y estas acumulaciones se han localizado en cuerpos de arena que contie- 
nen grandes cantidades de materia orgánica. Según dichas teorías, el origen del petróleo 
y del gas natural se derivó de los restos de algunos vegetales y animales marinos que vi- 


* Es la fracción líquida más ligera del petróleo. 
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vieron durante las últimas edades geológicas' $, los cuales bajo efectos térmicos y cata- 
líticos se descompusieron y transformaron, dando lugar a los hidrocarburos constitu- 


yentes del petróleo. 


Las diferentes teorías sobre el origen del petróleo se resumen en la Tabla 1.2. 


Tabla 1.2. Teorías sobre el origen del petróleo 


Teoría 


Teoría alcalina del 
carburo de 
Berthelot (1866) 


Teoría del carburo 
de Mendeleev 
(1897) 


Teoría volcánica 
de Moissan (1902) 


Teoría cósmica de 
Sokolov 


Teoría de la 
piedra caliza, yeso 
y agua caliente 


1,3,10,13 


La de los metales alcalinos enunciada por 
Berthelot en 1866 supone la existencia de 
metales alcalinos libres en yacimientos 
profundos, los cuales reaccionan con CO, 
a altas temperaturas produciendo carbu- 
ros alcalinos. Estos carburos al reaccionar 
con agua producirán acetileno, que, en 
procesos subsecuentes de polimerización 
y de condensación, forman el petróleo. 


También conocida como teoría de los car- 
buros metálicos. Supone la existencia de 
carburos de hierro en las profundidades 
de la Tierra, los cuales pueden reaccionar 
con aguas infiltrantes, formando acetile- 
no, que se escapa a través de grietas a las 
rocas porosas superiores y se condensa. 


Sugiere que el petróleo tiene un origen 
volcánico basándose en la asociación rara 
y esporádica que ciertos yacimientos pe- 
trolíferos parecen guardar con áreas íg- 
neas o volcánicas. 


Considera que el petróleo es un producto 
que resultó de la combinación del carbón 
y del hidrógeno en la masa cósmica, du- 
rante la consolidación de la Tierra. 


Las reacciones entre el carbonato y el sul- 
fato de cal en presencia del agua a una 
temperatura suficientemente alta puede 
disociar el agua para formar teóricamente 
los hidrocarburos. 
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No existen evidencias. No se 
encontraron en la naturaleza 
ni los metales alcalinos libres 
ni los carburos. 


Los óxidos magnéticos del 
hierro también se formarían 
como productos de estas reac- 
ciones. En la vecindad de algu- 
nos yacimientos de petróleo se 
han observado irregularidades 
magnéticas. 


Las cantidades pequeñas de 
petróleo encontradas en lavas 
volcánicas cercanas al Etna y 
en Japón. El petróleo también 
se asoció a las rocas volcáni- 
cas en México y en la Isla de 
Java. 


Las cantidades pequeñas de 
hidrocarburos encontrados de 
vez en cuando en meteoritos. 


No ha sido posible demostrar 
esta reacción en el laborato- 
rio. 
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Tabla 1.2. (Continuación) 


Teoría 


Características resaltantes 


Evidencia 


Teorías.Orgánicas 


Teoría animal de 
Engler 


De origen vegetal 
de Hofer 


Hidrogenación del 
carbón y otros 
materiales 
carbonáceos 


Segün esta teoría, el petróleo proviene de 
la descomposición de peces y pequefios 
animales marinos, los cuales al morir se 
acumularon en ei fondo del mar y se fue- 
ron mezclando y cubriendo de capas cada 
vez más gruesas formadas por sedimentos 
de lodo y fragmentos de tierra y rocas, ori- 
ginando depósitos sedimentarios. 


El petróleo se formó por descomposición 
de los desechos vegetales acumulados 
bajo condiciones que previenen la oxida- 
ción y la evaporación de los productos 
líquidos formados. 


Los materiales orgánicos sólidos se con- 
virtieron en hidrocarburos líquidos por la 
combinación con hidrógeno libre a altas 
temperaturas y presiones en presencia de 
un catalizador conveniente, como por 
ejemplo el níquel. 


Los aceites que se asemejan al 
petróleo se pueden destilar de 
los sedimentos que provienen 
de restos de animales mari- 
nos, los cuales contienen 
abundancia de foraminíferos. 


Los yacimientos de petróleo 
encontrados en asociación 
cercana con depósitos sedi- 
mentarios que contenían dia- 
tomeas, algas marinas, turbas, 
lignito, carbón y pizarras de 
conocido origen vegetal. Los 
aceites que se asemejan de 
cerca al petróleo se pueden 
destilar de estas sustancias. 


La hidrogenación del carbón 
en el laboratorio y en plantas 
comerciales. Aunque la ceniza 
de algunos petróleos es princi- 
palmente níquel, la existencia 
del hidrógeno libre en la natu- 
raleza no ha sido demostrada. 


3. Las rocas y algunas de sus características geológicas 


Las rocas son agregados naturales consolidados de la corteza terrestre formados 
por uno o más minerales que pueden contener también fragmentos destruidos de rocas 
preexistentes y restos de seres vivos F- 3-71. Se clasifican según su origen geológico en 
tres grandes grupos: 


1. Rocas ígneas. Proceden del enfriamiento o la solidificación parcial del magma, 
material fundido que proviene del interior de la Tierra y que, cuando emerge sobre 
la superficie a través de los conos volcánicos, recibe el nombre de lava. Se subdivi- 
den en dos grupos: 


1) Rocas ígneas intrusivas. Se originan por la cristalización lenta del magma 
al ser comprimido hacia el interior de cavidades ya existentes y cuyo enfria- 
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miento se produce a gran profundidad de la corteza terrestre*. Como se mues- 
tra en la Figura 1.12, estas rocas pueden presentarse como: diques** (intrusio- 
nes a modo de muro que cortan la estratificación y cuyo espesor es pequeño 
respecto a su longitud), sills (cuerpos en forma de manto entre dos estratos 
que no perturban el plano de estratificación), lacolitos (la masa que se solidifi- 
ca provoca una deformación convexa en forma de cúpula) y batolitos (cuerpos 
intrusivos gigantescos con paredes de inclinación muy acentuada, cuyos aflo- 
ramientos se extienden sobre varios miles de kilómetros cuadrados). 


m 
© 
> 
o 
= 
= 
E 
Ф 
о 
с 
о 
о 
сс 
P] 
Lj 
© 
o 
= 
© 
Q 
e 
= 
E 
© 
о 
© 
с 


Rocas volcanicas 


Figura 1.12. Rocas ígneas intrusivas [URL 8]. 


Rocas ígneas extrusivas. Se derivan de un magma que ha alcanzado zonas 
poco profundas y próximas a la superficie de la corteza terrestre donde se soli- 
difica y que ha sido expulsado, junto con otros materiales hacia el exterior, en 
erupciones y fisuras volcánicas. De este proceso se originan diferentes tipos, 
tales como: mantos de lava, tobas, tufas, etc. mostradas en la Figura 1.13. 


Las características más comunes para identificar las rocas ígneas son: la presencia, 
en una proporción apreciable de sustancias vítreas como constituyentes totales o 
parciales y la continuidad en la unión de sus componentes, dando la impresión de 
que la masa es una sola unidad. 


Rocas plutónicas. Formadas por la lenta cristalización de un magma en profundidad, y en gene- 
ral con textura equigranular (como los granitos) y en grandes volúmenes, muy homogéneas. 
Normalmente 105 diques у sills, son rocas ígneas intrusivas hipoabisales, intermedias entre 
plutónicas y volcánicas, formadas cerca de la superficie; y, los stocks, son similares a los ba- 
tolitos pero se diferencian por su menor tamaño. Los sills son mantos intrusivos paralelos a 
la estratificación de rocas adyacentes. 
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a) Mantos de lava b) Tufas 
Figura 1.13. Rocas ígneas extrusivas [URL 9-10]. 


2. Rocas sedimentarias. Formadas a partir de la acumulación y consolidación de 


materiales procedentes de la erosión de rocas anteriores, de restos de plantas y 
animales o de precipitados químicos, los cuales son transportados y depositados 
por el agua, el viento o los glaciares. Esta clase de rocas se identifican por dos ras- 
gos esenciales: la presencia de fósiles (Figura 1.14a) y la estructura estratificada en 
forma de capas (Figura 1.14b), originada por el carácter progresivo y discontinuo 
del proceso de sedimentación. 


a) Calizas con fósiles b) Caliza estratificada 
Figura 1.14. Rocas sedimentarias [URL 11-12]. 


Según el origen de los sedimentos, edad y ambiente depositacional se clasifican en 
dos tipos: 


1) Rocas detríticas o clásticas: Formadas por la sedimentación mecánica de 
fragmentos de otras rocas procedentes de la erosión y depositados después de 
una fase de transporte por gravedad, por suspensión, acción eólica o glaciar. 
Se clasifican por el tamaño de los sedimentos que las componen en: conglo- 
merados o brechas, areniscas, limonitas y lutitas. Las constituidas por partícu- 
las de tamaño grande son los conglomerados o brechas, las de tamaño in- 
termedio son las areniscas y las de partículas muy pequeñas, las limonitas y 
lutitas, mostradas en la Figura 1.15. 


2) Rocas no detríticas: Formadas por la sedimentación de materiales precipi- 
tados en soluciones acuosas o bien por la acumulación de restos orgánicos. 
También se les conoce como rocas sedimentarias organoquímicas. Ejemplos 
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с) Areniscas d) Limolitas е) Lutitas 


Figura 1.15. Rocas sedimentarias detríticas [URL 13-17]. 


de ellas, como se muestra en la Figura 1.16, lo constituyen: las calizas, las 
cuales pueden originarse por precipitación de cementos calcáreos o por la 
acumulación de restos de organismos como corales y algas; las tobas calcá- 
reas, rocas muy porosas y con abundantes restos de vegetales, originadas en 
los ríos a partir de otras rocas, las cuales al contacto con agua provocan la pre- 
cipitación de carbonatos que caen sobre los vegetales presentes; las evapori- 
tas, formadas por precipitación del agua en medios lagunares como el yeso y 
la sal gema; y los carbones y petróleos, formados a partir de la acumulación 
de restos de materia orgánica. 


Tobas calcáreas 


a) Calizas b) Tobas calcáreas 
Figura 1.16. Rocas sedimentarias no detríticas |URL 18-19]. 


3. Rocas metamórficas. Por metamorfismo se entiende el cambio de forma y este 
concepto permite definir el origen de estas rocas, ya que pueden formarse a partir 
de la transformación de rocas ígneas, sedimentarias, o incluso otras metamórficas 
cuando están sometidas a cambios de presión y temperatura, y a la acción de flui- 
dos químicamente activos muy diferentes a los de su formación. Durante la meta- 
morfosis, las rocas son a menudo sometidas a los tres agentes simultáneamente. 
Sin embargo, el calor es probablemente el más importante ya que proporciona la 
energía necesaria para provocar las reacciones químicas que re-cristalizan los mi- 
nerales. Algunos tipos de estas rocas, mostrados en la Figura 1.17, son: la filita, 
proveniente del metamorfismo de las lutitas; la cuarcita, que se obtiene del de las 
areniscas y, el mármol, del de calizas o dolomías. Se identifican por los minerales 
que las forman y por la textura que presentan: foliada (pizarras, gneis, esquisto) y 
no foliada (mármol, cuarcita). 
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a) Filita b) Cuarcita c) Mármol 
Figura 1.17. Rocas metamórficas [URL 20-22]. 


La corteza terrestre hasta una profundidad de 16 kilómetros está compuesta en un 
95% de rocas ígneas; un 4,75% de rocas metamórficas y 0,2596 de rocas sedimentarias. 
Las rocas comúnmente relacionadas con acumulaciones petrolíferas son las de origen 
sedimentario, entre otras, los conglomerados, las areniscas, las lutitas, las calizas y las 
evaporitas, pero en rocas ígneas se encuentran ocasionalmente el petróleo y el gas. 


3.1. Sedimentación 


Los sedimentos están formados por el material rocoso de diverso tamaño que 
proviene de la erosión y que con el tiempo se va fragmentando y luego, debido a la gra- 
vedad y al transporte por la acción del agua, del viento, los glaciares y aguas de nieve, 
se van acumulando en las zonas más bajas del relieve terrestre en forma de estratos. 
Estas capas sedimentarias están suprayacentes a un complejo cuerpo de rocas ígneas y 
metamórficas, llamado basamento. Los procesos por los cuales ocurre la sedimenta- 
ción son: pérdida de velocidad del agente de transporte, evaporación* y/o reacciones 
químicas. 

Los estratos presentes en una determinada sección del terreno forman una serie 
estratigráfica y sus características dependen de los materiales que se depositaron, de las 
condiciones de sedimentación y de las deformaciones a las que han sido sometidos. 
Como se observa en la Figura 1.18, cada estrato significa una interrupción en la sedi- 
mentación, un período de erosión o un cambio en el tipo de material depositado; por esa 
razón, su naturaleza es muy variada. El término estrato es simplemente descriptivo y se 
usa para designar a un cuerpo de roca que muestra características definidas: color, com- 
posición, granulometría, y que puede reconocerse en el campo por planos de disconti- 
nuidad. 


* La evaporación es el proceso físico por el cual una sustancia en estado líquido pasa al estado 
gaseoso, tras haber adquirido energía suficiente para vencer la tensión superficial. 
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En este sentido y tal como se 
muestra en la Figura 1.19, los se- 
dimentos pueden ser: detríticos 
si los estratos están formados por 
fragmentos de otras rocas pre- 
existentes; calizos, si se originan 
cuando se produce la precipita- 
ción de carbonato de calcio, y sa- 
linos, si su origen es la evapora- 
ción del agua donde estaban di- 
sueltas las sales. En cualquier 
m caso, este tipo de depositación se- 
Figura 1.18. La sedimentación [URL 23]. dimentaria se conoce como sedi- 

mentación química. Otro tipo 
de sedimentación, conocida como biogénica (Figura 1.20), se presenta cuando la preci- 
pitación ocurre por la influencia de los organismos vivos presentes en los sedimentos, 
los cuales extraen los iones disueltos en el agua y forman conchas, huesos o esqueletos. 


b Cuin) iit к>, и x E = 
Figura 1.19. Diferentes sedimentos [URL 24]. Figura 1.20. Sedimentación biogénica [URL 25). 


3.2. Litificación 


La litificación resulta de una serie de procesos diagenéticos* que transforman los 
sedimentos en roca, los cuales incluyen la compactación, cementación, desecación, y 
cristalización. Tales procesos tienen lugar cerca de la superficie, a temperaturas y pre- 
siones relativamente bajas y en el mismo se liberan gases y agua. 


Como se muestra en la Figura 1.21, la compactación y la cementación son los 
dos fenómenos diagenéticos básicos. El primero es físico y consiste en la eliminación de 
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Sedimentos sueltos # del mineral cementante 
A 


Cementación \ 


Nuevo cristal formado 
del mineral cementante 


Figura 1.21. Ilustración del proceso de litificación de los sedimentos (adaptada de Railsback [URL 4]). 


espacios vacíos en un sedimento por la acción del peso de los otros que caen encima, lo 
que ocasiona una reducción de su volumen hasta de un 4096 y, por tanto, disminución 
del espesor de los estratos. 


Este proceso aparece en forma simultánea o ligeramente posterior a la sedimenta- 
ción. Los primeros sedimentos que se depositan van quedando enterrados bajo las nue- 
vas capas y se van endureciendo gradualmente por la compresión que sufren debido al 
peso de las superiores. A grandes profundidades se produce una sobrepresión, р, y si 
no existe una buena comunicación entre los granos, el fluido no puede escapar, gene- 
rándose una presión dentro de los granos o poros, p p, que resiste cada vez más el sobre- 
peso. Con la profundidad y aumento de presión, las partículas sedimentarias se empa- 
quetan con mayor densidad y el agua que había entre ellas es expulsada. Pero la com- 
pactación no basta para inducir la litificación, ya que casi siempre va acompanada de la 
cementación, debido a que entre las partículas sedimentarias inestables y el agua expul- 
sada de los poros se produce una reacción química que precipita los minerales disueltos, 
los cuales desplazan el agua y forman un cemento que une entre sí los fragmentos de ro- 
cas convirtiéndolos en una roca 
dura. Los cementos más comu- 
nes son el carbonato de calcio y 
el carbonato de calcio-magne- 
sio, calcita y dolomita, respecti- 
vamente; los cuales, al litificar- 
se dan lugar a las calizas y do- 
lomías, ampliamente conoci- 
das como rocas carbonáticas o 
carbonatadas (Figura 1.22). 


a) Caliza b) Dolomía 


Figura 1.22. Rocas carbonáticas o carbonatadas [URL 26-27]. 
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La desecación, por su parte, se produce durante la compactación al expulsarse el 
agua de las partículas sedimentarias o por evaporación cuando la cementación se origi- 
na mientras éstas están todavía en la superficie terrestre. La recristalización es una 
característica de los sedimentos químicos y fundamentalmente implica la vinculación 
del mineral de origen con la formación de nuevos cristales, los cuales en general resul- 
tan más grandes. 


3.3. Textura de las rocas sedimentarias 


La textura de las rocas sedimentarias clásticas o detríticas refleja el ambiente de su 
origen. Su clasificación se basa en la composición de los granos minerales y en su textu- 
ra, lo que incluye el tamaño, la forma, la orientación y el empaquetamiento de los gra- 
nos. Las rocas detríticas están clasificadas según el tamaño de las partículas sedimenta- 
rias, proponiéndose varias escalas granulométricas. La escala universalmente aceptada 
es la de Wentworth!* presentada en la Tabla 1.3, la cual reconoce cuatro tamaños bási- 
cos de partículas: gravas (mayores de 2 mm), arenas (entre 2 y 1/16 mm), limos (entre 
1/16 y 1/256 mm) y arcillas (inferiores a 1/256 mm): 


Tabla 1.3. Clasificación del tamaño de las partículas sedimentarias 
según la escala de Wentworth'* 


Боба consolidádà odd 


Diámetro de las partículé 


Clase de sedimento. 


256 


64 — grava 


canto rodado conglomerados o brechas 


(depende de la redondez) 


guijarro 
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gránulo 
2 
i muy gruesa 
gruesa 
1/2 : 
arena areniscas 
Шао ене 
18 ——— 
muy fina 
1/16 
grueso 
1/32 
1/64 limo limolitas 
fino lutitas 
1/128 
muy fino 
< 1/256 
arcilla arcillitas 
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La determinación granulométrica de estos sedimentos se realiza con distintas téc- 
nicas. Las gravas se miden con calibres para determinar su diámetro medio; las arenas 
se tamizan con mallas de diferentes tamaños y, finalmente, en los limos y las arcillas el 
diámetro medio corresponde al de la esfera de igual volumen al grano considerado. 


Como se mencionó anteriormente, estas partículas o sedimentos tras el proceso de 
litificación, que incluye la compactación y cementación de los granos minerales, forman 
una roca sedimentaria. De esta manera, las gravas dan origen a los conglomerados, las 
arenas a las areniscas, el limo a las limolitas y la arcilla a la arcilita. Todas estas rocas 
presentan una textura clástica, donde se reconocen los clastos*, la matriz (limo y arcilla) 
y el material cementante (minerales que han precipitado, generalmente carbonato de 
calcio, Óxido de hierro o sílice). 


Los yacimientos de petróleo comercialmente productivos están formados por ro- 
cas clásticas, de las cuales las más comunes son las areniscas. En efecto, las rocas con 
diámetros de grano inferior a las areniscas contienen principalmente agua; si contienen 
petróleo, presentan permeabilidades demasiado pequeñas para ser comercialmente 
productivas. Las rocas con diámetros de grano mucho mayor que los de las areniscas 
contienen principalmente gas o alquitrán. 


Tal como se muestra en la Figura 1.23, la mayoría de las acumulaciones de hidro- 
carburos del mundo se encuentran en los carbonatos (20%), areniscas (35%) y lutitas 
(45%). Sin embargo, la mayoría de las encontradas en lutitas no son comercialmente 
productivas. Como resultado, aproximadamente el 60% del consumo mundial de hidro- 
carburos producidos proviene de carbona- 
tos, y el 35% de areniscas, aunque éstas 
son casi dos veces más abundantes que los 
carbonatos. El 5% restante proviene de lu- 
titas y otras rocas sedimentarias. Según 
Walsh y Lake'*, Allen y Roberts'* atribuyen 
esta diferencia al gran porcentaje de yaci- 
mientos de carbonatos en el Oriente Me- 
dio, región que contiene muchos de los 
mayores yacimientos de petróleo y que do- Figura 1.23. Efecto de la меа: іа el mundo 
mina la producción mundial de petróleo. PA 


(a) Ocurrencia (b) Producción 


EA 


Carbonatos 


3.4. Cuencas sedimentarias 


El lugar en el que se produce la acumulación de los sedimentos es una depresión 
en la superficie del basamento que recibe el nombre de cuenca sedimentaria, formada 


* Clastos: fragmentos o granos de minerales y rocas. 


**  Lalitología es la parte de la geología que trata de las rocas, especialmente de su tamaño de 
grano, del tamaño de las partículas y de sus características físicas y químicas. 


22 


Regresar al contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


por capas o estratos dispuestos uno sobre otro, desde el más antiguo al más reciente, 
cada uno diferente del otro. Generalmente, cuando se habla de una cuenca, se asocia la 
depresión con el espesor (superior a lo normal) de las rocas que sirven de relleno. 


Las cuencas sedimentarias tienen muchas variaciones según su tamaño y geome- 
ша. Pueden ser simétricas, asimétricas o de perfil regular; las que se encuentran a lo lar- 
go de los márgenes continentales tienden a ser asimétricas, en su mayoría son depresio- 
nes alargadas que pueden estar delimitadas por fallas o no, y cubren áreas entre 1000 y 
varios millones de kilómetros cuadrados. Es importante señalar que la mayor profundi- 
dad de una cuenca no siempre es el lugar donde existe el mayor espesor de sedimentos, 
ya que éstos pueden migrar con el tiempo. En el mundo existen más de 600 cuencas se- 
dimentarias, las cuales se presentan en la Figura 1.24. 


Figura 1.24. Cuencas sedimentarias del mundo (tomada de Schlumberger [URL 3]). 


Otro aspecto importante de las cuencas sedimentarias, desde el punto de vista de 
la ingeniería de yacimientos, es la naturaleza de los procesos tectónicos y el tiempo geo- 
lógico. En este sentido, según los mecanismos de deformación y del tipo de sedimento 
se pueden formar diferentes trampas petrolíferas. Así por ejemplo, la deformación por 
compresión produce pliegues y fallas, mientras que los domos salinos dependen de la 
naturaleza y espesor del sedimento que rellena la cuenca. 


Las deformaciones que ocurren en una cuenca, en la última etapa de sedimenta- 
ción, pueden contribuir a la generación de hidrocarburos porque se alcanzan tempera- 
turas más altas que las normales. Sin embargo, cuando se forma una estructura luego de 
la generación y migración del petróleo, lo más probable es que dicha estructura no con- 
tenga hidrocarburos. En general, los procesos tectónicos de gran magnitud, posteriores 
al desarrollo de la cuenca, pueden producir efectos adversos. Por ejemplo, si la deforma- 
ción levanta la roca yacimiento cerca de la superficie, se puede perder petróleo y gas de- 
bido a la erosión o a la invasión de las aguas subterráneas. Por otro lado, las altas tem- 
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peraturas y grandes profundidades de soterramiento* de la roca yacimiento pueden 
causar metamorfismo y sobremaduración de los hidrocarburos‘. 


4. Condiciones necesarias para la formación 
de los yacimientos 


Como se observa en la Figura 1.25, los 5 factores críticos para que pueda llegar a 
existir una acumulación de petróleo son: 


• la fuente de hidrocarburos o roca madre madura 
* una roca yacimiento porosa y permeable 
* un proceso de migración 
* latrampa y 
* el sello impermeable. 
Si alguno de estos factores está ausente, no existirá acumulación. 


Lutita 
- = Arenisca 
A E ESA Arenisca + petróleo 
Figura 1.25. Factores necesarios para la formación de un yacimiento petrolífero 
(adaptada de Selley y Morrill?). 


A continuación analizaremos cada uno de estos factores: 


La fuente de hidrocarburos o roca madre madura, es, por lo general, materia 
orgánica con alto contenido de bacterias sedimentadas simultáneamente con partículas 
de roca, especialmente lutitas. Esta materia es el resultado de un complejo proceso físi- 
co-químico que ocurre en el interior de la tierra, donde los restos de algunos animales 
marinos y microscópicos como peces, ostras, corales, radiolarios y foraminíferos, se 
descompusieron, transformaron y se asentaron en los mares junto con la arena, limo y 
arcillas, dando como resultado la acumulación de varias capas a lo largo de la costa y en 
el fondo marino(cuencas sedimentarias), algunas de las cuales se fueron enterrando a 
grandes profundidades debido a los cambios geológicos, como se muestra en la Figu- 
ra 1.26(a). 


Ahora bien, para que se forme petróleo, se requiere que estas arcillas se maduren 
por acción de la presión y la temperatura. A tal efecto, una temperatura en el rango de 


^ Soterramiento: enterrar, sepultar, а grandes profundidades. 
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Material arrastrado 
hacia el mar desde 
la costa 


(a) (b) (c) 
Figura 1.26. Etapas en la formación del petróleo [URL 28]. 


140 a 300°Е, dependiendo de la profundidad у del tiempo geológico parece ser la Óptima 
para este proceso, Figura 1.26(b). 


Además del rango de temperatura, el tiempo de exposición también interviene en la 
conversión de la materia orgánica en los hidrocarburos y, el lodo, la arena y el limo bajo 
estas condiciones y procesos secundarios de sedimentación (compactación, solución, 
reemplazos químicos y cambios diagenéticos, entre otros) dan origen a la roca conocida 
como roca yacimiento, ya que contiene el material orgánico (kerógeno) que origina el 
petróleo, el agua y el gas. Esta roca tiene dos características fundamentales: debe ser 
porosa y permeable, Figura 1.26(c). 


Como el material orgánico inicial del cual procede el petróleo se encuentra disperso, 
los productos resultantes de su transformación (gas y/o crudo) también estarán dispersos 
en la roca madre o roca yacimiento junto con el agua connata. El petróleo poco a poco es 
expulsado de las rocas generadoras por el peso de los sedimentos depositados encima y 
también por diferencias de presión. Este petróleo así expulsado se va concentrando en los 
poros o cavidades o fracturas de la roca yacimiento y comienza a migrar de las partes más 
profundas de las cuencas hacia los flancos. El petróleo siempre sube al punto más alto po- 
sible y en teoría migra hasta la superficie, como sucede en los menes o manantiales de pe- 
tróleo, si no se le interpusieran barreras en su camino. Este proceso de migración no es 
bien conocido: sólo se sabe que la generación de petróleo acompanada por los cambios 
de volumen de la roca debido a los efectos de compactación puede provocar altas presio- 
nes en un determinado punto, dando lugar a microfracturas o planos de fallas que propor- 
cionan una vía de escape en la roca yacimiento, la cual se va cerrando a medida que dismi- 
nuye la presión. 

El proceso de migración se realiza en dos ambientes: al comienzo, a través de la 
roca madre (migración primaria) y, a continuación, a través de la roca porosa y 
permeable (migración secundaria), donde el flujo se produce debido a las condicio- 
nes del gradiente de potencial que puede tener el fluido en la superficie o en el lugar don- 
de sea entrampado. 
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Por último, las trampas, son 
las estructuras geológicas que ha- 
cen posible la acumulación del pe- 
tróleo y del gas, manteniéndolos 
atrapados y sin posibilidad de esca- 
par de los poros de la roca permea- 
ble subterránea. Según Levorsen?, 
son los lugares donde el petróleo y 
el gas están limitados de todo mo- 
vimiento. Desde el punto de vista 
geológico, se clasifican en tres 
grandes grupos: estructurales, es- 
tratigráficas y combinación de am- 
bas. Como se muestra en la Figu- 
ra 1.27, las estructurales, como 
las fallas y los anticlinales, se de- 
ben a procesos de deformación que 
ocurren en los estratos del subsue- 
lo, causados por fuerzas tectóni- 
cas; las estratigráficas se origi- 
nan por cambios laterales y vertica- 
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icli Fal 
Anticlinal (a) Estructurales alla 


5 за " з 
Discontinuidad (b) Estratigráficas Discordancia 


Figura 1.27. Diferentes tipos de trampas”. 


les que ocurren a lo largo de un determinado estrato a medida que se depositan los sedi- 
mentos, los cuales modifican su continuidad. 


Los diferentes tipos de trampas sirven para clasificar los yacimientos y se tratarán 


con más amplitud en el capítulo 2. 


Finalmente, los sellos son las barreras impermeables que limitan la trampa y de- 
tienen la migración continua del petróleo hacia la superficie. En el caso de anticlinales 
sólo se requiere un sello vertical, pero si se trata de fallas o trampas estratigráficas, se 
requieren sellos tanto vertical como lateralmente. 


Los porcentajes de yacimientos que ocurren en diferentes tipos de trampas se 
muestran a continuación en la Figura 1.31. Los campos gigantes de petróleo se definen 


75% Anticlinales 


como aquellos con más de 500 MM de 


123 Trampas оила barriles de reservas recuperables. De 


estos, las trampas anticlinales contie- 


VB LA пшн nen el 75% de las reservas mundiales де 
2% Domos salinos petróleo conocidas; las fallas cerca del 
1% Fallas 1% y las trampas asociadas con domos 


salinos el 2%. Solamente el 13% de es- 
tas reservas ocurren en campos gigan- 
tes de naturaleza estratigráfica y un 9% 
en trampas combinadas. 


Figura 1.28. Ocurrencia de trampas en diferentes 


campos gigantes de petróleo. 
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5. Los yacimientos de hidrocarburos 


Los yacimientos de hidrocarburos son trampas subterráneas compuestas por una 
roca porosa y permeable que puede almacenar cantidades comerciales de petróleo y gas 
dentro de sus espacios porosos, en forma semejante como el agua empapa a una esponja. 
En toda trampa el punto más alto es la cresta de culminación y el límite inferior o punto 
de derrame es el cierre o sello. 


Como se muestra en la Figura 1.29, generalmente, las trampas pueden contener 
petróleo, gas natural o combinación de ambos. El gas, por ser más liviano se entrampa 
en la parte más alta de la estructura. Directamente por debajo de los hidrocarburos está 
la zona de agua de fondo, la cual coincide generalmente con la superficie de un acuífero 
denominada contacto agua-petróleo, CAP. Cuando en una misma trampa se encuentran 
una acumulación segregada de gas y otra de petróleo, el límite entre ellas es una superfi- 
cie teóricamente horizontal, el contacto gas-petróleo, CGP. La parte productiva de la 
arena, donde ha quedado el petróleo entrampado, constituye la arena neta petrolífera y 
su espesor vertical se denomina espesor neto de arena petrolífera. Como se verá más 
adelante, todo este espesor no siempre es productivo. 


Cresta 


Cierre 


_ Punto de 
derrame 


Figura 1.29. Los yacimientos de hidrocarburos (adaptada de Rondeel’). 
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En una trampa, los contactos entre los fluidos son casi siempre planos, pero no 
siempre horizontales. La Figura 1.30 muestra que los límites entre el petróleo, el agua y 
el gas pueden ser definidos o degradados. Los primeros son característicos de yacimien- 
tos permeables, mientras que los contactos degradados indican baja permeabilidad y 
alta presión capilar. También puede existir un contacto inclinado debido al flujo hidrodi- 
námico del agua de fondo como se observa en la parte c) de la Figura 1.30. 
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Levorsen"? señala que casi todos los yacimientos de petróleo son del про sedimen- 
tario y están formados principalmente por calizas y dolomías, es decir, son yacimientos 
carbonatados, y contienen la mitad de las reservas mundiales de petróleo. Así, por ejem- 
plo, la mayoría de los grandes campos petrolíferos de Irán, Irak, México, Kuwait y Arabia 
Saudita son yacimientos de este tipo; también los de USA, en su mayor parte, están for- 
mados por calizas y carbonatos, y los campos del occidente de Texas y sureste de Nuevo 
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México, en su mayoría, son también carbo- 
natos’. Los principales yacimientos en 
Venezuela están constituidos por arenis- 
cas consolidadas y no consolidadas. Ejem- 
plos del tipo no consolidado se encuentran 
en los yacimientos de la Costa Bolívar (La- 
gunillas Inferior, Lagunillas Superior Pesa- 
do, Bachaquero, etc.), en la Faja petrolífera 
del Orinoco (Formaciones Merecure, Gru- 
po Temblador, Freites, etc.) y en el Campo 
Boscán. Las de tipo consolidado se en- 
cuentran en los yacimientos del área ma- 
yor de Anaco y en los del Lago de Maracai- 
bo. Por su parte, la formación subyacente a 
ur d lo E los lechos de caliza en los campos de Mara, 

; La Paz y la Vela de Coro está compuesta de 
rocas ígneas fracturadas que contienen 
una columna petrolífera de hasta 600 pies 
de espesor. 


Figura 1.30. Contactos entre los fluidos en un 
yacimiento: a) definido, b) degradado y c) inclinado. 


5.1. Estratificación 


Es la propiedad que tienen las rocas sedimentarias de disponerse en capas o estra- 
tos, desde la más antigua a la más joven tomando en cuenta los diferentes tamaños de 
grano de los sedimentos, que en la mayoría de los casos ocurren al desprenderse del agua. 
La composición de los estratos es esencialmente homogénea, limitada por superficies pla- 
nas denominadas planos de estratificación que representan cambios en las condiciones 
de sedimentación. Se denominan techo y base del estrato, los planos de estratificación su- 
perior e inferior, respectivamente. Frecuentemente en el interior de una capa sedimentaria 
ocurre un cambio granulométrico gradual (aumento o disminución de las partículas), des- 
de la base hacia el techo del estrato , como se observa en la Figura 1.31. En general, el 
agua depositará mayoritariamente los clastos más pequeños en una localidad específica, 
mientras que los más grandes se depositarán en el mismo lugar pero a mayor profundi- 

dad, dando como resultado la 

joven arriba joven pequeños arriba formación gradada de los es- 
Vi yii ee ip ub Sei ges ЗАК tratos. Estos también sufren 
modificaciones debido a las 
condiciones ambientales y a 
los cambios laterales y/o verti- 
cales dentro de la totalidad de 


a REE Пеј. висе => abal la roca, los cuales ocasionan 
(a) (b) variaciones en las propiedades 
Figura 1.31. a) Ilustración del concepto de estratificación, b) de la roca y en la distribución 
estratificación gradada [URL 15]. de los fluidos en el yacimien- 

to!09.17-19. 
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Para la realización de los cálculos de ingeniería, el yacimiento puede dividirse ver- 
ticalmente en zonas, para lo cual se utilizan los diferentes perfiles eléctricos tomados en 
los pozos, así como los análisis de núcleos realizados. Los perfiles permiten: diferenciar 
entre arena y lutita o entre calizas porosas o no; si las zonas permeables son continuas 
en todo el yacimiento o si son lentes que poseen limitada extensión geográfica y vertical; 
y, también, mostrar el espesor de arena neta en сайа рого!+'", 


En sentido general, la estratificación del yacimiento no sólo se mide en términos 
de estratos de arena neta (término que se aplica a la roca que contiene hidrocarburos 
producibles y posee permeabilidad) y láminas impermeables de arenas o lutitas, sino 
que también existe dentro de los propios estratos de arena neta. Aunque toda la parte de 
arena neta contenga hidrocarburos y posea permeabilidad, ese grado de porosidad y 
permeabilidad puede variar extensamente. 


5.2. Continuidad del yacimiento 


En la mayoría de los campos petrolíferos no existe un yacimiento único de gran 
continuidad lateral con distribuciones uniformes de porosidad y permeabilidad. En su 
lugar, la mayoría de las acumulacio- 
nes de petróleo son yacimientos hete- 
rogéneos con barreras de permeabili- 
dad debido a zonas lutíticas o zonas 


locales cementadas* 970, HA 
+ “> — 
La Figura 1.32 muestra una sec- He explotable igual 
‚4 — А 4 a arena petrolifer: n" 
ción de una trampa anticlinal simple, (t Dese ie Eo RN 


donde se observan diferentes grados 
de continuidad en un yacimiento de 
arenisca. 


La parte (a) de la figura muestra 
un solo cuerpo de arena con una dis- 
tribución uniforme de permeabilidad y El 
porosidad, en la cual existe un solo 2 а 
contacto agua-petróleo. En este caso, | Ма arena petro + 
еп ип pozo perforado en cualquier ай е IRIS 
punto de este yacimiento, el espesor  b)Arenas discontinuas 
de arena petrolífera coincide con el 
espesor de arena petrolífera explota- 
ble. 
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En la parte (b), se muestra que la 


arena tiende a desaparecer hacia la iz- P rer. 


— 
plotable 


5 Рай 
H * f A 
quierda, en consecuencia, un pozo p d кз», 
Le 


perforado en el punto 2, tendrá un es- ^. 


pesor de arena petrolífera explotable с) Diferentes yaamientos de petróleo 
menor que el espesor de arena petro- Figura 1.32. Trampa anticlinal mostrando diferentes 
lífera, aunque todavía existe una acu- grados de continuidad en un yacimiento**. 
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mulación grande de petróleo. No obstante, también existe una pequeña acumulación 
petrolífera hacia la izquierda con su propio contacto agua-petróleo. 


La parte (c) muestra una serie de acumulaciones petrolíferas separadas, cada una 
con sus propios contactos agua-petróleo, las cuales tienden a desaparecer hacia la cresta 
de la estructura. Esto no es lo más característico de este tipo de trampa, sino más bien de 
las trampas estratigráficas. En este caso, para cada yacimiento, el espesor de arena petro- 
lífera es igual al espesor de arena petrolífera explotable. 


5.3. Espesores 


La mayoría de los yacimientos tienen varios estratos, debido a las variaciones que 
existieron durante el ambiente en que se depositaron los sedimentos. El diagrama de la 
Figura 1.33 representa un caso simple donde la diferencia entre los intervalos productores 
y no-productores es claramente visible en los registros tomados. Esto no siempre es el 
caso, sobre todo en yacimientos de carbonatos donde a menudo es difícil establecer si un 
determinado intervalo producirá petróleo limpio, o petróleo y agua, о sólo agua!!5-20. 
Los diferentes tipos de espesor utilizados en la industria del petróleo son: 


Rayos gamma Resistividad 


H: Espesor bruto 
h: Espesor neto productivo 


М: Espesor neto petrolífero 


Figura 1.33. Diagrama de perfiles de rayos gamma y de resistividad para mostrar los diferentes espesores. 


• Espesor bruto: Es el intervalo de la formación definido estratigráficamente en el 
cual se encuentran los cuerpos de arena, incluyendo los intervalos no-productivos 
que pueden intercalarse entre los intervalos productivos. El diagrama de la Figu- 
ra 1.33 permite visualizar este concepto, el cual se designa con la letra H. 
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• Espesor neto petrolífero: Es el intervalo de la formación que sólo incluye las seccio- 
nes donde existe petróleo, o sea, se eliminan las porciones que contienen agua y/o 
gas, por lo que cabe esperar que este tipo de intervalo produzca petróleo de ser pe- 
netrado por un pozo debidamente completado. Se denota еп la figura con la letra М. 


• Espesor neto productivo: Es el intervalo де la formación en el cual la porosidad y la 
permeabilidad son lo suficientemente altas para que pueda producir petróleo y/o 
gas. Como en el yacimiento casi siempre existen intercalaciones de lutitas o de otro 
tipo de roca, que debido a su baja porosidad y permeabilidad o alta saturación de 
agua no contienen reservas recuperables, el espesor de estos estratos no-producti- 
vos debe restarse del espesor bruto del yacimiento para obtener el espesor neto. Se 
denotan en la figura con la letra Л, 


La razón de la suma de los espesores Лу, h, y hz (espesor neto productivo) con 


respecto al espesor H (espesor bruto) es el parámetro que debe usarse para estimar el 
espesor de la zona productora. Con el fin de calcular el espesor bruto de la zona pro- 
ductora se deben localizar las profundidades del contacto agua-petróleo, CAP, y del 
contacto gas-petróleo, CGP, lo cual será tratado en la próxima sección. 


5.4. Distribución de fluidos 


Los fluidos existentes en un yacimiento son: el agua y los hidrocarburos en estado 
líquido (petróleo) o en estado gaseoso (gas natural). 


Como se indicó en la sección 4, generalmente el petróleo se origina en sitios dife- 
rentes de aquel donde se encuentra, denominados roca madre, y luego migra, despla- 
zando de las formaciones adyacentes a la roca yacimiento el agua depositada con los se- 
dimentos, hasta encontrar la trampa que interrumpe su migración. Es entonces cuando 
se forman los yacimientos de hidrocarburos. 


La migración del petróleo y el gas con el consecuente desplazamiento del agua, está 
controlada por fuerzas naturales como las fuerzas de gravedad y las fuerzas capilares. Las 
primeras desplazan los fluidos menos densos hacia la parte más alta de la trampa, mien- 
tras que las fuerzas capilares tienden a contrarrestar el efecto de segregación de los flui- 
dos y desplaza, a través del espacio poroso, el fluido que preferentemente moja la roca. En 
general, aunque no siempre, el agua es el fluido mojante en presencia de petróleo y 
agua; y el petróleo, el fluido mojante en presencia де саз! 97, 


En la Figura 1.34 se muestra la distribución típica de los fluidos resultante del equi- 
librio que existe entre las fuerzas gravitacionales y capilares para el caso de un anticlinal, 
así como los posibles modos de aparición del gas: gas en solución, gas libre asociado y 
gas libre no asociado!. 
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La acumulación de petróleo crudo mostrada en la parte a) de la Figura 1.34 expresa 
que, en las condiciones de presión y temperatura que existen en la trampa, solamente 
están presentes agua y petróleo. El petróleo se acumula en el tope de la trampa y el agua, 
debajo. Es importante señalar que el espacio poroso de la roca en la zona de petróleo 
contiene una pequeña cantidad de agua denominada agua connata. 
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Entre la zona de petróleo y la 
zona de agua existe una zona de tran- 
sición agua-petróleo. La fracción del 
espacio poroso ocupada por el agua 
en esta zona aumenta con la profun- 
didad del yacimiento, de manera que 
su base está delimitada por un espa- 
cio poroso saturado completamente 
con agua. En este tipo de yacimientos 
el gas natural que existe se encuentra 


Gas - pol, 2 * 
A en solución con el petróleo. 


iZ im En la parte (b) de la Figura 1.34 
se muestra una acumulación donde, 
existen tanto el petróleo crudo (fase 

Gas -agua « Е líquida) como el gas natural (fase de 

FAA gas libre) en las condiciones de pre- 

5 | C sión y temperatura de la trampa. 

| Como puede observarse, el gas natu- 

е ral ocupa la posición más alta en la 
trampa y forma una “capa de gas”, 


: : | mientras que el petróleo crudo se en- 
Figura 1.34. Distribución de fluidos en yacimientos de cuentra en una posición intermedia, 


hidrocarburos: a) yacimiento de petróleo; b) yacimiento м 
de petróleo con gas en solución; с) yacimiento de gas quedando el agua debajo de él. En 
(adaptado de Amyx el al.!). este caso, existen dos zonas de transi- 


ción: entre el gas y el petróleo y entre 
el petróleo y el agua, las cuales son zonas de saturación variable en los fluidos humec- : 
tantes y no humectantes. Tanto en la capa de gas como en la zona de petróleo existirá 
agua connata. El gas natural en este tipo de acumulación incluye el gas libre en la capa 
de gas y el gas en solución disuelto en el petróleo crudo. 


La parte (c) de la Figura 1.34 muestra una acumulación en la cual sólo existe gas 
natural en las condiciones de presión y temperatura de la trampa. Debajo de la zona de 
gas están la zona de transición gas-agua y la zona de agua. Adicionalmente, la zona de 
gas también contiene agua, la cual aumenta con la profundidad en la zona de transición 
hasta alcanzar la saturación de la zona de agua. El gas en esta acumulación es gas no 
asociado, ya que no existe petróleo crudo. i 


Petróleo - — 


(a) 


(b) 


E Petróleo Zona де transición [77] Agua Gas 


6. Temperatura del yacimiento 


La magnitud del gradiente geotérmico promedio de una cuenca petrolífera está di- 
rectamente relacionada con el flujo de calor de la tierra que mide el aumento de la tem- 
peratura de la tierra con profundidad, y es aproximadamente 1,4^F/100 pies. 

Un gradiente geotérmico bajo da lugar a que la primera formación de petróleo ocu- 
rra a niveles relativamente profundos, pero esto, a su vez, ocasiona que la ventana de pe- 
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tróleo sea amplia. En contraste, si el gradiente geotérmico es alto, el rango de profundi- 
dad de la ventana de petróleo será estrecho, lo que indicará la formación temprana de 
petróleo*^!3, 

La Figura 1.35 muestra los gradientes geotérmicos de algunas formaciones petrolí- 
feras de Venezuela en diferentes edades geológicas. 


Gradientes 1,5" F/ 100 pies 2,0? F/ 100 pies 
eotérmicos 
9 40" API 30° 20° <12° API 
0 Cuaternario 
2 Piedras 8 
а. 
8 д E 
E El 
56 Maduración D 
= Este de Venezuela Е 
г 8 3 
Merecure o 
10 


Cretáceo 


ak 
№ 


14 


Figura 1.35. Gradientes geotérmicos de algunas formaciones petrolíferas de Venezuela [URL 32]. 


7. Las presiones de los fluidos en las zonas 
de hidrocarburos 


La presión total a cualquier profundidad, como consecuencia del peso combinado 
de la formación y de los fluidos (petróleo, agua o gas), se conoce como presión de las ca- 
pas suprayacentes o presión de sobrecarga (р). En la mayoría de las rocas sedimenta- 
rias esta presión aumenta linealmente con profundidad, como se muestra en la Figu- 
ra 1.36, y típicamente tienen un gradiente de presión de 1 Ірс/ріе. 


A una presión dada, la presión de so- 
brecarga puede ser igual a la suma de la pre- 
sión de los fluidos (p у) más Ја presión де los 
granos (pg) que actúa entre las partículas in- 
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Ф 
a dividuales de la госа 19721, Esto es: 
к] 
б 
E Ps = ру +Pg (1.1) 
E 
5s P Y, puesto que la presión de sobrecarga 
MN Presión de sobrecarga Permanece constante а cualquier profundi- 
X dad; si derivamos, entonces: 
" P did \ 
Presión *— Presió d =-d 
por debajo os (р / ) (р 9 ) (1.2) 


Figura 1.36. Regímenes de presión hidrostática 
y de sobrecarga. 
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En otras palabras, una reducción en la presión de los fluidos lleva al correspon- 
diente aumento en la presión de los granos, y viceversa. 


Los regímenes de presión de los fluidos en las columnas de hidrocarburos están 
dictados por la presión de agua en las proximidades del yacimiento. En un caso normal, 
la presión del agua a cualquier profundidad puede calcularse como: 

dp 


Ри = E3 (D) +147 (1.3) 
w 


| а 
en la cual, el gradiente de presión del agua, (£) depende de la composición química 
w 


(salinidad) y, en el caso del agua pura, tiene un valor de 0,4335 lpc/pie. 


La adición de la presión de superficie de una atmósfera (14,7 Ipca) da los resulta- 
dos en presión absoluta en lugar de unidades de medición (1рст), que son medidas de 
presiones relativas a la presión atmosférica. En muchos casos de ingeniería de yaci- 
mientos la principal preocupación son diferencias de presión, y, por lo tanto, si las pre- 
siones son absolutas o relativas, los resultados son los mismos y se indican simplemen- 
te como Ipc. 


La ecuación 1.3 supone que existe continuidad en la presión de agua desde el fon- 
do hasta la superficie у, por lo tanto, para propósitos prácticos se considera que la salini- 
dad no varía con profundidad. Sin embargo, cuando existen en el yacimiento presiones 
hidrostáticas anormales se añade el siguiente término a la ecuación 1.3: 


Pw - (2) (D)+14,7+C (1.4) 


donde C es positiva si la presión del agua es anormalmente alta y negativa en el caso que 
sea anormalmente baja. 


El valor del gradiente del agua depende de la salinidad y de la temperatura. Un gra- 
diente promedio para el agua salada es 0,45 lpc/pie. Para agua fresca, los gradientes 
pueden variar entre 0,44 Ipc/pie y 0,53 Ipc/pie. Los regímenes de presión de los hidrocar- 
buros son diferentes ya que la densidad del petróleo y del gas son menores que los del 
agua y, por lo tanto, los gradientes de presión también son menores, generalmente se 


| а . fd | poe 
tiene: | 22| = 0,35 lpc/pie y р = 0,08 Ipc/pie. En yacimientos que se encuentran en- 
ар), ар), 
tre 2000 а 2000 т debajo del nivel del mar, se estima un gradiente de presión para el 
agua de 0,49 Ipc/pie. 

Las presiones de los fluidos en las zonas de hidrocarburos se calculan mediante la 
definición de un contacto de fluido a una profundidad en el yacimiento donde las presio- 
nes de las fases son iguales; por ejemplo, en el caso de agua y petróleo, en el CAP, la pre- 
sión en la zona de petróleo es igual a la presión en la zona de agua. La Figura 1.37 toma- 
da de Archer y Wall? muestra esta condición de equilibrio. 
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Presión — > 


p : Presión 
о: Petróleo 
w: Agua 

g: Gas 


Tope де! 
yacimiento 


«— ——- Profundidad 


Figura 1.37. Equilibrio de presiones en un sistema 
estático (adaptada de Archer y Wall”). 


Pw = 0450 +147 


Es decir, la profundidad a la 
cual se cumple la condición p, = Ру, 
define el nivel de agua libre, el cual 
representa la zona del yacimiento 
con una saturación de agua del 
100%. 


Aplicando este concepto а! 
ejemplo mostrado en la Figura 1.38 y 
usando los gradientes promedios pa- 
ra el agua, petróleo y gas, se tiene: 


A 5500 pies se encuentra el CAP, 
profundidad a la cual la presión del 
agua y del petróleo deben ser iguales 
para que exista una interfase en equi- 
librio. La presión en el agua se puede 
estimar aplicando la ecuación 1.3, o 
sea: 


(1.5) 


la cual supone un régimen de presión hidrostática normal. Рог lo tanto, en el CAP: 


Pw = Po = 0450 +147 = 0,45(5500) + 147 = 2490 Ipca 


Ahora bien, la ecuación lineal para la presión del petróleo, encima del contacto 


agua-petróleo, es entonces: 


Po = 0350 + С 


Como p, = 2490 Грса a 5500 pies, entonces, la constante puede ser evaluada de 


modo que: 


2490 = 0,35(5500) + С... C = 565 y, por lo tanto, 


Presión (Ipca) 


2250 2375 2500 
5000 2369 
E 
= 
o CGP: p, = Py =2385 
© 
© 5250r 
© 
с 
2 
$ 
a 
5500 | CAP: p „= p „= 2490 


Agua 


CAP: 5500' 


Pozo de 
exploración 


Resultados 

a 5250 pies 

ро= 2402 Ipca 

($) = 0,35 Ipc/pie 
[e] 


dD, 


Figura 1.38. Ilustración de las incertidumbres al calcular las presiones en la zona de gas y de petróleo 
en una acumulación petrolífera (adaptada de ракеб). 
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Po = 0,35D + 565 (1.6) 


En el CGP a 5200 pies, la presión de ambos fluidos debe ser igual, esto es: p, = рь. 
Luego, usando la ecuación 1.6 se tiene: 


Po = 0,350 + 565 = 0,35(5200) + 565 = 2385 Ipca. 

La ecuación де la línea de presión del gas se puede determinar como: 

pg = 008D+C 

Puesto que p, = p, a 5200 pies, entonces p, = 2385 Ipca. 

Luego: 2385 = 008(5200) + С“. С = 1969 

Así la ecuación де la línea de presión del gas es: 

Pg = 008D +1969 (1.7) 


Finalmente, usando esta ишта ecuación, la presión del gas en el tope del yaci- 
miento, 5000 pies, será por lo tanto: 


Pg = 008D + 1969 = (008)(5000) +1969 = 2369 Ipca. 


Las líneas de presión en la columna де hidrocarburos señaladas en el diagrama de 
presión уз. profundidad, en la Figura 1.38, permiten observar que, en la parte superior de 
la estructura, la presión del gas excede significativamente a la presión hidrostática nor- 
mal por 104 1рс. Si se supone que se está perforando una formación de agua fresca a la 
profundidad de 5000 pies (tope), la presión será: 


ру = 0,433D +147 = 0,433(5000) + 14,7 = 2265 Грса 


Esta diferencia de 104 Ірс, 2369 – 2265, representa el “pateo del gas” (gas-kicks) а ` 
veces encontrado durante las operaciones de perforación a medida que las zonas son 
penetradas. 


Por lo tanto, en la perforación de un pozo en la cresta de la estructura que pasa a 
través de una lutita sellante existirá una pronunciada presión de pateo de 2265 1рса has- 
ta 2369 Ірса а 5000 pies. La magnitud de la discontinuidad de la presión sobre la perfora- 
ción en un yacimiento de hidrocarburos depende de la distancia vertical entre el punto 
de penetración del pozo y el contacto de los hidrocarburos con el agua y, para un deter- 
minado valor, esta distancia será mucho mayor si el yacimiento contiene solamente gas. 


Así pues, tal como lo señala Dake*??, en el momento de la perforación, exploración 
y descubrimiento de un nuevo yacimiento, uno de los principales objetivos es determi- 
nar la posición del contacto de los fluidos, lo cual facilitará el cálculo del petróleo origi- 
nal in situ. Para más detalles en los diferentes casos prácticos que se pueden presentar, 
se recomienda consultar las referencias citadas??? 
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EJERCICIO 1.1. 


Un pozo penetra una formación a una profundidad de 7500 pies. Si las presiones en 
la formación son normales y el CGP y el CAP se encuentran a 7510 pies y 7550 pies, res- 
pectivamente. ¿Qué presiones se esperan en los contactos y en el tope de la formación? 
Suponga que los gradientes del agua, petróleo y gas son: 0,45; 0,35 y 0,08 lpc/pie, 
respectivamente. 


Solución: 
* Paso 1: Se aplica la ecuación 1.3: 


Pw = Ро = 9450 +147 
• Paso 2: En el CAP la presión sería: 
Pw = Po = 0,45(7550) +147 = 34122 Грса 
* Paso 3: A la profundidad де 7550 pies, р, = р, = 34122 Трса. De acuerdo con la 
ecuación 1.5: 
po = 0450 +С 
34122 = 0,45(7550) + C de donde se obtiene С = 769,7 
• Paso 4: En el ССР, D = 7510 pies. Aplicando la ecuación 1.6, se tiene: 
Po = 035D + 7697 
Po = 0,35(7510) + 7697 = 33982 Ірса 
e Paso 5: En el contacto gas-petróleo, p, = p, = 33982 Ipca. Por lo tanto, al aplicar 
la ecuación 1.7 resulta: 
pg = 008D+C 
33982 = 008(7510)D + С de donde se obtiene С = 2797,4 
• Paso 6: En el tope де la formación se tiene D = 7500 pies. Luego: 


wos"eunoyQosue|qolifeoblo / ООМУЛЯ омгмог тмоаава могогаз 0102 O LHOIHAdOO 


pg = 008D +2797,4 = 008(7500) + 279,4 = 3397,4 Ipca. 
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Las presiones que se esperan son: 


"Profundidad, 
CAP – 7550 3412,2 
CGP - 7510 3398,2 
Tope - 7500 3397,4 
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8. Volumen total del yacimiento 


En general en un yacimiento se consideran dos tipos de volumen de roca: el volu- 
men bruto y el volumen neto. El primero se refiere a todo el volumen de roca que contie- 
ne hidrocarburos o no, incluyendo secciones del yacimiento con intercalaciones de luti- 
tas no petrolíferas; mientras que el volumen neto se refiere sólo al volumen que contiene 
hidrocarburos! 819, 


Para calcular el volumen bruto del yacimiento se utiliza la siguiente ecuación: 
Vy = Ah (1.8) 


donde A es el área del yacimiento y h, el espesor. 

La extensión areal del yacimiento se define con un grado de incertidumbre basán- 
dose en los pozos perforados y en el análisis geológico realizado. 

En general, el volumen de roca que contiene hidrocarburos se puede determinar a 
partir de mapas de contornos o de mapas isópacos. El volumen bruto se puede obtener 
de la planimetría de contornos de mapas estructurales o de mapas isópacos, mientras 
que el volumen neto se determina a partir de la planimetría de mapas isópacos netos. 


8.1. Volumen de roca bruto 
El procedimiento para calcular el volumen bruto de los mapas estructurales es el 
siguiente: 
1. Se determinan las áreas delimitadas por cada contorno en los mapas estructurales 
del tope y del fondo (base) del yacimiento. 
2. Se construye el gráfico de área versus profundidad, tal como se ilustra en la Figu- 


та 1.39, 
T NE 
5000 
M | 
8 5050 __ А] - 
g NI 
m Ёсе N 
5 
E ESI 
а. 5150 N 


q d 
5250 N 


0 1000 2000 3000 4000 5000 
Arena encerrada por el contorno, acres 
Figura 1.39. Gráfico idealizado para estimar el volumen bruto de una roca yacimiento! 
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3. La zona delimitada por las dos curvas resultantes representa los acre-pie brutos 
totales de roca del yacimiento que contienen los hidrocarburos. Este volumen se 
determina por integración gráfica del área entre las dos curvas o por planimetría. 


En algunos casos, cuando se desea conocer la distribución del volumen de roca 
como función de la profundidad, se divide en pequeños segmentos el área entre las dos 
curvas y se calcula el área de cada pequeño segmento (por ejemplo en la Figura 1.39 se- 
rían los segmentos А, А, Аз, Аз,..., An). La distribución del volumen acumulado del ya- 
cimiento con profundidad puede entonces 
expresarse en términos de volumen de roca 
por encima o por debajo de una profundi- 


5000 | 


dad determinada. El sistema a escoger de- 5050 
pende de si la fuente de energía predomi- E x | 
nante es un empuje de gas o un empuje de $ 
agua. La distribución del volumen bruto co- $ s150 | 
rrespondientes a los datos de la Figura 1.39 ^ | 
se muestra en la Figura 1.40, acumulando э 
los volúmenes desde la parte inferior. o 

0 100000 200000 300000 350000 

Es importante señalar que el área me- Volumen acumulado, acres 

dida para cualquier contorno incluye tam- Figura 1.40. Distribución del volumen de roca 
bién las áreas encerradas por contornos del yacimiento por encima del contacto 
menores. agua-petróleo!. 


8.2. Cálculo del volumen bruto y del volumen neto 
a partir de mapas isópacos 
Existen tres métodos que pueden ser usados para calcular el volumen de roca de 


un yacimiento a partir de los datos proporcionados por la planimetría de mapas isópa- 
1,8-10 
cos"? Y, 


1. Aplicando la regla trapezoidal 


uo2'jeugougyoo»ue|qolfeoBje / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 


h 
Vy = 7 (4o +24, +2/) +. 28) P An (1.9) 


donde: V, es el volumen bruto total en acres-pie; Ay, el área encerrada por la línea 
isópaca cero; Aj, A; ,..., Аз, son las áreas encerradas por líneas isópacas sucesivas; 
Ap, área encerrada por la línea de contorno que representa el mayor espesor; h,,, el 
espesor promedio, en pies, encima de la línea isópaca superior o capa de máximo 
grosor y h, el intervalo de las líneas isópacas, en pies. 
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2. Por cálculos sucesivos del volumen entre cada contorno del mapa isópaco, usando 
la regla piramidal. El volumen entre dos contornos sucesivos viene dado por: 


h 
Vo-n = 4 (o An + J Ag An) (1.10) 
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donde V¿..., es el volumen entre los contornos 0 y n; А, la diferencia en espesor en- 
tre los dos contornos; A,,, el área encerrada por el contorno n y А), el área encerra- 


da por el contorno 0. 


. Construyendo un gráfico del 


área encerrada por cada contor- 
no en función del espesor repre- 
sentado por cada contorno, co- 
mo se ilustra en la Figura 1.41. 


Los puntos graficados se conec- 
tan por una curva suave y el volu- 
men del yacimiento está repre- 
sentado por el área bajo la curva. 
Esta área puede determinarse por 
integración gráfica o numérica о 
usando un planímetro. Este es 
probablemente el método más 
recomendable, y no supone nin- 


Contorno, pies 


0 10 20 30 40 
Área encerrada, acres 

Figura 1.41. Gráfico típico para determinar 

el volumen bruto de una roca yacimiento usando mapas 

isópacos!. 


сипа relación entre cada contorno y además, se puede realizar aplicando cualquiera 
de las dos reglas: piramidal o trapezoidal. 


El volumen de roca depende del espesor de la formación y de la extensión areal del 


yacimiento, ya que las incertidumbres en el espesor de arena se reflejan directamente en 
él. En este sentido, un 1096 de incertidumbre en los resultados de registros en la estima- 
ción del espesor de arena neta efectiva produce también una incertidumbre de 10% en el 
volumen de roca. En el caso de la interpretación de los datos en los contactos de los flui- 
dos de zonas productivas, siempre existirá una incertidumbre, sobre todo si toda la zona 
de producción de petróleo subyace con agua. 


Para ilustrar los efectos de las incertidumbres que existen al calcular los volüme- 


nes a partir de un mapa isópaco (considerando que el mapa representa aproximadamen- 
te el volumen de roca), los datos utilizados en la Figura 1.41 son: 


49* 
* Espesor máximo. 


Analizando estos datos con respecto a los procedimientos descritos, se tiene: 


1 acre= 43560 pie”; 1 barril = 5,615 pie”. 
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Métoi О 
Gráfico (Figura 1.41) 
Regla trapezoidal 


Regla piramidal 


Si se toma como base el método gráfico, el volumen obtenido usando la regla trape- 
zoidal es 2% menor, mientras que el obtenido de la regla piramidal es 0,7% mayor. Por lo 
tanto, en este ejemplo el método más preciso se obtuvo aplicando la regla piramidal, sin 
embargo, por ser más sencilla, la fórmula trapezoidal es la que se utiliza comúnmente. 


No obstante, la concordancia de los resultados entre las reglas trapezoidal y pira- 
midal depende de la razón de la superficie de un contorno con respecto a la del próximo 
contorno superior, por ejemplo: 


1,002 
1,011 
1,033 
1,093 
0 1,169 


donde A, es el contorno inferior y A, el próximo superior. Las diferencias son de un 5 a 
15% cuando el espesor converge rápidamente. 


En general, cuando la razón entre áreas sucesivas es de 0,5 se recomienda el método tra- 
pezoidal, y, cuando es menor, el método piramidal. Esto quiere decir que simultánea- 
mente se puede aplicar un método en unas capas y, en otras, el otro método, según la 
razón entre superficies sucesivas. 

Intervalo de 


líneas isópacas 
cada 5 pies 


EJERCICIO 1.2 


Contacto agua-petróleo 


шод'пеидоцозиејаол[еобјә / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


Calcular el volumen neto de un yacimien- 
to ideal a partir de las secciones transversales 
del mapa isópaco mostrado en la Figura 1.42: 
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Solución: 


• Paso 1: Se calculan los AV para las diferen- 
tes áreas productivas consideradas. 


Por ejemplo para las áreas productivas 


Tw AV = > 2314154 = 963 acre-pie 
ESCALA EN PIES 
Figura 1.42. Mapa isópaco de arena neta 
petrolífera de un yacimiento 
(Craft y Hawkins?) 


Para las áreas productivas A4 y As: 
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5 
Av ==[154+74+,/a54:74)] = 558 acre-pie 


4 
Para Ag: ДУ = a (74) = 99 acre-pie 


• Paso 2: Se construye la siguiente tabla para mostrar los resultados: 


A 16,34 375 0,83 5 Trapezoidal 2063 
А 13,19 303 0,80 5 Trapezoidal 1695 
Az 10,05 231 0,76 5 Trapezoidal 1335 
А4 6,69 154 0,67 5 Trapezoidal 963 
As 3,22 74 0,48 5 Piramidal 558 
Аб 0,00 0 0,00 5 Piramidal 99 

6713 


Escala 1:1000. *1 pulgada? = 22,96 acres. 


• Paso 3: Como se muestra еп la tabla, el volumen neto del yacimiento es la suma de 
todos los AV: 6713 acre-pie. 


EJERCICIO 1.3 


Utilizando el mapa isópaco 
de espesor neto petrolífero que se 
muestra a continuación en la Figu- 
ra 1.43, determine el volumen pe- 
trolífero para el yacimiento. 


Solución: 


• Paso 1: Calcular el área total 
dentro de cada línea de nivel. 


Figura 1.43. Mapa isópaco de arena neta petrolífera Estos valores son: 
de un yacimiento. 


— 


Área total para cada intervalo 

(acres): 
150 
435 
655 
870 

10 1137 

0 1500 
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• Paso 2: Construir el gráfico de 
espesor neto vs área total como 
se muestra en la Figura 1.44. 


• Paso 3: Calcular el volumen ре- 
trolífero, o sea, el área total 
bajo la curva del gráfico cons- 
truido en el paso anterior. 


Espesor neto petrolifero, pies 


Esto se realiza dividiendo las 
áreas en incrementos iguales y 
leyendo el espesor promedio 
para cada intervalo. El volumen 
de petróleo para cada incre- Figura 1.44. Espesor neto petrolífero en función 
mento se obtiene multiplicando del área del yacimiento. 

el área por el espesor neto pe- 

trolífero. Los incrementos acumulados se detallan a continuación: 


200 400 600 800 1000 1200 1400 1600 1800 2000 


A, acres 


1500-1200 

1200-1000 

1000-800 
800-600 
600-400 
400-200 
200-0 


• Paso 4: Calcular el volumen total del espesor neto petrolífero 


El volumen total del yacimiento es la suma del total de los incrementos de volúme- 
nes señalados en la tabla anterior y, cuya suma es 39450 acre-pie. 
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EJERCICIO 1.4 
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Utilizando la información obtenida de un mapa isópaco de espesor neto petrolífe- 
ro, mostrada en la Tabla 2, determinar el volumen de petróleo para el yacimiento usando 
los tres métodos descritos: gráfico, regla trapezoidal y la regla piramidal. 


Solución: 
Aplicando el procedimiento se encuentran los siguientes resultados para cada mé- 
todo: 


todo -$ „Volumen (acres-pie) : 
Gráfico 993,0 
Regla trapezoidal 972,5 
Regla piramidal 1000,0 
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Tabla 1.2. Datos obtenidos del mapa isópaco de espesor neto 


Como se observa en los resultados, si se toma como base el método gráfico, el vo- 
lumen usando la regla trapezoidal es 2% más bajo que el de la regla piramidal el cual es 
0,7% más alto. Por lo tanto, el método más preciso es la fórmula piramidal; sin embargo, 
por ser más sencilla, la fórmula trapezoidal es la que se utiliza comúnmente. 


La mejor concordancia en los resultados entre las reglas trapezoidal y piramidal 
depende de la razón del área de un contorno con respecto al próximo superior, por 
ejemplo: 


En general, cuando la razón entre áreas sucesivas es de 0,5 se recomienda el méto- 
do trapezoidal y, cuando es menor, se recomienda utilizar el método piramidal.Esto 
quiere decir que ambos métodos se pueden aplicar simultáneamente en el yacimiento, 
de acuerdo con la razón entre las áreas sucesivas que conforman las diferentes capas. 


9. Petróleo original in situ 


Considérese un yacimiento que inicialmente se encuentra lleno de petróleo líqui- 
do. El volumen de petróleo in situ, N, es: 
N = уфа– Suc) (1.11) 


donde: N, es el petróleo original in situ (también se le refiere como POES); Vp, el volumen 
bruto де la roca yacimiento, en Ву; ф, la fracción del volumen de roca que es porosa y 
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Suc, la saturación de agua irreducible (o saturación de agua connata) expresada como 
una fracción del volumen poroso;. 


El producto Урф se denomina volumen poroso, V,,, y es el volumen total en el yaci- 
miento que puede ser ocupado por los fluidos. Similarmente, el producto У, фи — Swe ) se 
denomina volumen poroso de hidrocarburos, VPHC, y es el volumen total del yacimiento 
que puede ser ocupado por un hidrocarburo, bien sea petróleo, gas o ambos. 


La existencia del agua connata, la cual normalmente alcanza de 10 a 25% del volu- 
men poroso, Vp, es un ejemplo de un fenómeno natural fundamental en el flujo de flui- 
dos en el medio poroso. Esto es, cuando un fluido desplaza a otro en un medio poroso, 
la saturación del fluido desplazado nunca puede ser reducida a cero, debido a que los 
fluidos son inmiscibles, lo que implica que existe una tensión superficial finita en la in- 
terfase entre ellos. 


Así, el petróleo, que se genera en una cuenca sedimentaria o que migra de una 
trampa llena de agua, sólo desplaza parcialmente el agua, lo que da como resultado la 
presencia de una saturación de agua connata. Puesto que esta agua es inmóvil, su in- 
fluencia sólo se refleja en los cálculos de ingeniería de yacimientos en la reducción del 
volumen del yacimiento ocupado por los hidrocarburos. 


El volumen de petróleo calculado usando la ecuación 1.11 se expresa en volúme- 
nes de yacimiento. Sin embargo, puesto que todos los petróleos a las altas presiones y 
temperaturas que prevalecen en los yacimientos contienen diferentes cantidades de gas 
disuelto por unidad de volumen, es más significativo expresar el volumen de petróleo en 
condiciones de superficie o condiciones de tanque, a las cuales el petróleo y el gas esta- 
rán separados. Así el petróleo inicial en condiciones de superficie será: 


- Viel ш Swc ) 
Boj 


М (1.12) 


donde B,;, es el factor volumétrico del petróleo en la formación en condiciones iniciales 
y tiene las unidades de volumen de yacimiento/volumen en condiciones normales, esto 
es, BY/BN. Así, un volumen de B,, barriles de petróleo en el yacimiento producirá un ba- 
rril normal de petróleo en la superficie junto con el volumen de gas que originalmente 
estuvo disuelto con el petróleo en el yacimiento. La determinación del factor volumétri- 
co del petróleo en la formación y sus aplicaciones en ingeniería de yacimientos se expli- 
cará con detalle en el capítulo 3. 


En la ecuación 1.12, los parámetros ф у 5, se determinan normalmente por análi- 
sis petrofísicos y la manera como se evalúan será cubierta más adelante en el capítulo 5. 
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EJERCICIO 1.5 


Si se considera que el yacimiento del ejercicio 1.3 tiene una porosidad del 20% y 
una saturación de agua connata del 25%, calcule el volumen de petróleo en el yacimien- 
to. El volumen total del yacimiento es la suma del total de los incrementos de volúmenes 
señalados en el ejercicio anterior, la cual es igual a 39450 acre-pie. 
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Solución: 
Aplicando la ecuación 1.11 se obtiene: 


N = Vpl — Swe ) = 7758(39450)(020)(1 — 025) = 46 MMBY 


10. Mecanismos de producción 


Los mecanismos de producción se refieren a las fuerzas naturales del yacimiento 
que hacen que los fluidos se muevan hacia los pozos y sean producidos!+*-10.22-24 Básica- 
mente se distinguen cinco tipos de mecanismos de producción: 


• Empuje por gas en solución y expansión де los fluidos 
• Empuje por capa de gas 

• Empuje con agua 

• Empuje por drenaje gravitacional 

• Empuje combinado 


10.1. Empuje por gas en solución y expansión de los fluidos 


Un yacimiento de petróleo no tiene capa de gas inicial si la presión del yacimiento 
es mayor que la presión de burbujeo. A medida que el petróleo es producido, el petróleo 
remanente, por ser compresible, se expande para llenar el espacio vacío que va quedan- 
do detrás, lo que causa una disminución en la presión del yacimiento. Cuando la presión 
disminuye hasta el punto de burbujeo, el gas disuelto comienza a separarse del petróleo 
y como este gas libre es más compresible que el petróleo, la presión declinará más sua- 
vemente. Este proceso se conoce como empuje por gas en solución y su eficiencia 
depende en gran parte de la cantidad inicial de gas disuelto. Sin embargo, las recupera- 
ciones obtenidas de la expansión de líquidos por encima del punto de burbujeo y del em- 
puje del gas en solución por debajo del punto de burbujeo son bastante bajas, normal- 
mente del orden de 5 a 20%. En contraste, los yacimientos de gas suelen tener muy alta 
recuperación del mecanismo de expansión del gas, por lo general del orden de 70 a 80%, 
debido a que el gas es mucho más compresible y tiene una viscosidad mucho más baja 
que el petróleo??^, 


10.2. Empuje por capa de gas 


Si un yacimiento tiene una capa de gas inicial, la presión inicial en el CGP es equi- 
valente ala presión de burbujeo del petróleo. Debajo del CGP, la presión de burbujeo y la 
cantidad de gas disuelto usualmente permanecen constantes a medida que la presión 
del yacimiento aumenta con profundidad. Aunque la presión del yacimiento es igual a la 
presión de saturación o de burbujeo solamente en el CGP, el petróleo y el gas están en 
equilibrio y se dice que el petróleo está saturado. Estos yacimientos producen por el me- 
canismo de empuje de la capa de gas, ya que debido a su compresibilidad, el gas se ex- 
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pande y ayuda a expulsar el petróleo. Sin embargo, para que este mecanismo sea efecti- 
vo, es necesario definir el tamaño de la capa de gas y que la formación tenga una alta 
permeabilidad vertical y un espesor o buzamiento considerable. En efecto, una capa de 
gas muy pequeña no es tan eficiente como una de tamaño mediano. En contraste, una 
capa de gas que es muy grande en relación a la columna de petróleo es también menos 
eficaz que una de tamaño mediano. La razón de esto es que resulta difícil producir el pe- 
tróleo cuando la capa de gas es muy grande y la zona de petróleo es delgada, porque el 
gas tiende a sobrepasar al petróleo e irrumpe primero en los pozos de producción. En 
conclusión, el yacimiento de empuje por capa de gas más eficiente es aquel que posee un 
volumen de la capa de gas similar en tamaño al volumen de la zona de petróleo. Cuando 
este tipo de mecanismo está presente, la recuperación es mayor, normalmente de un 30 
a 40% del petróleo inicialmente en el yacimiento. 


10.3. Empuje con agua 


Se presenta cuando debido a la disminución de presión en el yacimiento, se origina 
la expansión de un acuífero que lo subyace, desplazando de esta manera el petróleo ha- 
cia los pozos productores. La eficiencia de este tipo de empuje está controlada principal- 
mente por el el tamaño del acuífero y la permeabilidad de la roca yacimiento. Dado que 
la compresibilidad del agua es pequeña, se requieren acuíferos de gran tamaño para que 
exista un empuje hidráulico efectivo. También se requiere una permeabilidad alta, de tal 
forma que exista una rápida comunicación entre el yacimiento y el acuífero. 


Este tipo de mecanismo puede llegar a ser muy efectivo, obteniéndose recupera- 
ciones del orden de 40-70% del petróleo inicial en el yacimiento. 


10.4. Empuje por drenaje gravitacional 


La gravedad es un mecanismo de empuje muy lento, pero eficaz. Los pozos com- 
pletados en yacimientos que ya no tienen otra energía que la gravedad se reconocen 
porque poseen tasas de producción lentas y constantes para períodos muy largos. La 
gravedad usualmente trabaja en conjunto con otros mecanismos de empuje para incre- 
mentar su eficiencia. Así, por ejemplo, un yacimiento delgado y horizontal con un fuerte 
empuje de agua de fondo puede tener una baja recuperación debido a que el agua tiende 
a conificar los pozos prematuramente, sobrepasando al petróleo; pero si el mismo yaci- 
miento se encuentra inclinado estructural o estratigráficamente, el recobro aumenta de- 
bido a que la segregación gravitacional drena el petróleo hacia abajo, existiendo tam- 
bién la acción de empuje del agua del acuífero hacia arriba. Además, la gravedad estabi- 
liza el frente agua-petróleo durante la producción, disminuyendo la cantidad de petróleo 
residual. Lo mismo sucede con las unidades grandes de capa de gas. Como la presión y 
la gravedad expulsan naturalmente el petróleo hacia los pozos, la capa de gas empuja el 
petróleo hacia la parte baja, estabilizando el límite entre lo que drena por gravedad y el 
contacto gas-petróleo?*. 
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10.5. Empuje combinado 


En la mayoría de los yacimientos se presenta más de un tipo de empuje durante su 
vida productiva, bien sea en forma alternada o simultánea. En ambos casos, se dice que 
el yacimiento produce por empuje сотђтадо! + 192, 


Es conveniente hacer notar que en todos los tipos de empuje están presentes las 
fuerzas de gravedad y capilaridad, alterando positiva o negativamente la acción de ta- 
les empujes. En caso de yacimientos de gran espesor y/o de buzamiento pronunciado, 
el efecto de gravedad puede hacer que el gas que sale de la solución con el petróleo flu- 
ya hacia la parte más alta de la estructura, en contracorriente con el petróleo, originan- 
do así una capa de gas secundaria o engrandeciendo la original. Esto dará un empuje 
adicional no existente en la capa de gas secundaria o aumentará la efectividad de la 
capa de gas original. Por otro lado, un fuerte empuje con agua abrumará completa- 
mente un empuje por gas en solución al mantener la presión por encima del punto de 
burbujeo. 


La Figura 1.45 presenta curvas típicas de presión versus recobro para diferentes ti- 
pos de empujes. De acuerdo con el comportamiento de estos mecanismos se puede re- 
sumir que el empuje por gas en solución se caracteriza por una rápida declinación en 
presión y una eficiencia de recuperación baja. En el caso de empuje por capa de gas, la 
presión se mantiene a un nivel más alto que en el caso de empuje por gas en solución y 
por tanto la eficiencia de recuperación se mejora. El grado de mejoramiento depende del 
tamaño de la capa de gas en relación con el tamaño de la zona de petróleo y el procedi- 
miento de producción utilizado. El empuje hidráulico es el más eficiente en mantener la 
presión del yacimiento y normalmente da la mayor eficiencia de recuperación. Sin em- 
bargo, un yacimiento con empuje por capa de gas, producido de tal forma que se obten- 
ga la mayor contribución de las fuerzas gravitacionales, puede dar una mayor recupera- 
ción que un empuje hidráulico, 


100 


Л. Expansión де la roca y de los fluidos 
2. Empuje por gas en solución 

3. Empuje por capa de gas 

4. Empuje por agua 

5. Drenaje por gravedad 


20 


PRESIÓN DEL YACIMIENTO, % PRESIÓN ORIGINAL 
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Figura 1.45. Historia de presión producción para diferentes tipos de empuje. 


48 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


11. Comportamiento de los yacimientos y diferentes tipos 
de recuperación 


Una de las funciones principales de la ingeniería de yacimientos es predecir el 
comportamiento futuro de los yacimientos y estudiar los diferentes métodos de recupe- 
ración primaria, secundaria y terciaria. A tal efecto, se utilizan elementos o parámetros 
que representan su historia de producción, los cuales pueden clasificarse en esenciales 
o fundamentales, como la presión, la relación gas-petróleo y la producción acumulada; 
y, en secundarios, como la tasa de producción, el índice de productividad y el recobro fi- 
nal. Este comportamiento generalmente se representa en un gráfico similar al ilustrado 
en la Figura 1.46. 


Presión, Ipca 


Razón gas-petróleo, PON/BN 


E 

fece 
Ca Ma |... | 

Иса сени 


1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 


Tiempo, años 


Figura 1.46. Historia de producción para un yacimiento con empuje por capa de gas. 


Producción diaria de petróleo, MBN 
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Estos métodos de recuperación se refieren a las diferentes etapas de producción 
de un yacimiento de petróleo. Muskat” define la recuperación primaria como el pe- 
ríodo de producción que comienza con el descubrimiento del yacimiento y continúa 
hasta que las fuentes de energía natural para expulsar el petróleo no mantienen tasas 
de producción que resulten económicas. Debido a que la presión del yacimiento siem- 
pre declina durante la recuperación primaria, ésta también se conoce como agota- 
miento de presión. La energía original hace que los fluidos lleguen a los pozos aunque 
se requiera una energía externa, como el levantamiento artificial, para llevar los flui- 
dos hasta la superficie. 


La recuperación primaria puede incluir los métodos de mantenimiento de pre- 
sión, los cuales de acuerdo con Muskat*, consisten en inyectar fluidos en el yacimien- 
to durante la historia de producción primaria. El principal efecto del mantenimiento de 
presión es disminuir la declinación de la presión del yacimiento y, por lo tanto, conser- 
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var su energía y aumentar la recuperación del petróleo. Usualmente los fluidos inyecta- 
dos son agua y gas. 


Muskat” define la recuperación secundaria como la inyección de fluidos des- 
pués que el yacimiento ha alcanzado completamente el agotamiento de su energía origi- 
nal para expulsar los fluidos contenidos en él. Como la recuperación primaria invaria- 
blemente ocasiona agotamiento de la presión, la recuperación secundaria requiere 
re-presurizar o aumentar la presión del yacimiento. Los fluidos inyectados más popula- 
res son el agua y el gas. Otros son la inyección enriquecida de gases, nitrógeno, dióxido 
de carbono, vapor, surfactantes, entre otros. 


Si se inyecta otro fluido en el yacimiento después de las operaciones de recupera- 
ción secundaria, se tiene la recuperación terciaria. La mayoría de los yacimientos de 
petróleo comercial han sido sometidos a procesos de recobro primarios y secundarios, 
pero muy pocos a procesos terciarios. Los fluidos inyectados en recuperación terciaria 
incluyen CO,, gases enriquecidos, polímeros y soluciones de surfactantes. Debido a que 
ellos no están originalmente presentes en el yacimiento, la recuperación terciaria tam- 
bién se conoce como recuperación mejorada, pero como se señaló antes, estos flui- 
dos también se inyectan en procesos secundarios. 


La mayoría de las recuperaciones que se obtienen de yacimientos de gas son recu- 
peraciones primarias debido a que el gas tiene suficiente energía para agotar el yaci- 
miento sin necesidad de aplicar algún proceso adicional. La recuperación de yacimien- 
tos de petróleo tiende a incluir procesos de recuperación primaria y secundaria y, oca- 
sionalmente, también incluye recuperación terciaria. La recuperación final en yacimien- 
tos de gas tiende a exceder el 85% del gas original їп situ. En contraste, la recuperación 
primaria final de un yacimiento de petróleo es sólo de un 12 hasta 15% del POES; 15 a 
20% del POES para recuperación secundaria y, 4 a 11% del POES para recuperación ter- 
ciaria. De los yacimientos no susceptibles a procesos de recuperación terciaria, se puede 
esperar aproximadamente 27 a 35% del petróleo como recuperación final en el prome- 
dio de los yacimientos de petróleo potencialmente comerciales. Aproximadamente el 
37% de la producción actual de petróleo en el mundo se produce por métodos de recu- 
peración primaria. 


12. Problemas !9IURr 34] 


1. Investigue como se clasifican los hidrocarburos de acuerdo con la cadena estruc- 
tural del carbón y la saturación de hidrógeno. 


2. Investigue y defina: isómero, diolefina, hidrocarburo cíclico, hidrocarburo no satu- 
rado, gas húmedo, crudos en base parafínica, asfalto. 


3. Un gas contiene una mezcla 50-50 por peso de dos hidrocarburos. La presión se 
aumenta isotérmicamente hasta que aparezcan las dos fases. La fase líquida con- 
tiene 40% por peso del componente más volátil y la fase de vapor contiene 65% del 
componente más volátil. Si el peso total de la mezcla es de 80 Ib, ¿cuáles son los 
pesos de la fase líquida y de la fase de vapor? 
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10. 


11. 
12. 


13. 
14. 
15. 


. Cuando se localiza un yacimiento de gas natural de importancia comercial, su ge- 


neración por lo general puede estar relacionada con uno de dos factores. ¿Cuáles 
son? 


. ¿Cómo difiere la química y la densidad de los petróleos antiguos profundamente 


enterrados con la de los petróleos más recientes y someros ? 


. ¿Dónde podría estar localizado el petróleo si se ha originado un yacimiento en un 


tipo de roca diferente a las areniscas o a los carbonatos? 


. Investigue cuál de las fracciones de petróleo que se muestran a continuación tiene 


el más bajo punto de ebullición: 
a) Gasolina 

b) Diesel 

с) Bitumen 

d) Parafinas 


. Investigue cuál de las fracciones de petróleo que se muestran a continuación tiene 


el color más oscuro: 
a) Gasolina 

b) Diesel 

c) Bitumen 

d) Parafinas 


. Investigue cuál de las fracciones de petróleo que se muestran a continuación tiene 


el más bajo punto de ebullición: 

a) Parafina 

b) Nafta 

с) Diesel 

d) Gas de refinería 

Usted piensa que los combustibles fósiles se forman en un plazo de: 

a) Decenas de años 

b) Cientos de años 

с) Miles de años 

d) Millones de años 

¿Qué es una trampa estratigráfica? 

¿Qué tipo de roca es la más importante para formar una barrera impermeable o se- 
llo? 

Defina un yacimiento de hidrocarburos. 

¿Cuáles son los factores necesarios para que se forme un yacimiento petrolífero? 
¿Cuál es el significado de porosidad y permeabilidad en una roca yacimiento? 
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16. Mencione tres de los cuatro tipos de roca que pueden ser rocas madre para el pe- 


tróleo. 


17. Un pozo perforado en un yacimiento de petróleo probó ser productivo para la pro- 
ducción de petróleo. El operador midió una presión de 3880 Ipca en el fondo del 
pozo a una profundidad de 8600 pies. A una milla de distancia, se midió una pre- 


sión de 4050 Ipca а 9000 pies en un pozo que resultó seco. Se desea conocer: 
a) ¿Es esta última presión anormal o normal? Justifique su respuesta. 
b) ¿Dónde se localiza el CAP? 


с) Si se supone que el gradiente de petróleo tiene un error aproximado del 5%, lo- 


calice nuevamente el CAP. 


18. En la Figura 1.47 mostrada a continuación se observa que el pozo A se encuentra a 
una profundidad de 4900 pies con respecto al nivel del terreno y el pozo B a una 
profundidad de 6000 pies. Este pozo resultó seco, pero el operador registró una 
presión de fondo de 3100 Ipca. Se desea estimar la presión en los contactos de los 
fluidos, suponiendo que los gradientes de agua, petróleo y gas son: 0,45; 0,35 y 


0,08, respectivamente. 


_ 200 millas = 


qe но s dii se cie | 
эү 
а 2000 pies B 
м А Nivel del terreno 
Nivel del | 
таг x Cain | 4900 pies 
5000 piesy — 


5500 pies} 


6000 pies 


Presión de 3100 Ipea fu 


medida en el punto A 


1 milla = 5280 pies = 1609 m 


Figura 1.47. Representación de la presión versus profundidad para un yacimiento con columnas 
de gas y petróleo [URL 34]. 


19. ¿Cuál es el significado de espesor bruto y su diferencia con espesor neto de arena 


petrolífera? 


20. ¿Cómo se determina el volumen neto de hidrocarburos en función de profundidad? 


21. Defina y escriba los símbolos y las unidades empleadas para los siguientes térmi- 
nos: factor volumétrico del petróleo en la formación, factor de merma, factor volu- 
métrico total, relación gas-petróleo, compresibilidad del petróleo, compresibilidad 


del agua, factor volumétrico del gas en la formación, gravedad del gas. 
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22. ¿Qué factores llevan a un alto grado de porosidad primaria y permeabilidad en un 
yacimiento formado de areniscas? 

23. Un yacimiento se encuentra а una presión де 3148 Ірса y a una temperatura de 
204*F. Si a 1 barril de crudo tomado de este yacimiento se le enfría a 60°F y se lleva 
auna presión de 0 Трст, se obtienen 820 pie? de gas y 0,7 barriles de líquido. Se de- 
sea calcular el B, y el Rs; para esta prueba. 

24. Un yacimiento de petróleo que está siendo drenado tiene un espesor promedio de 
19 pies y un volumen total de 2850 acre-pie. Si el factor volumétrico del petróleo en 
la formación es de 1,22 BY/BN y la saturación de agua connata es 0,31, estime: 


a) La porosidad promedio del campo calculada aritméticamente y ponderada por 
espesor, área y volumen. 


b) El petróleo original in situ. Se conocen los siguientes datos: 


 wHipies) | Ате 
(acres) 

15 21 

25 20 

28 25 

16 22 

9 28 

24 19 

18 15 
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Introducción 


Los yacimientos de hidrocarburos, por ser producto de la naturaleza son diferentes 
en cuanto a sus características y no hay dos que sean iguales. Por esto es necesario cla- 
sificarlos según diferentes criterios'”?. Las cinco clasificaciones más usuales se basan 
en: la configuración de las trampas geológicas, el diagrama de fases de presión y tempe- 
ratura, el tipo de hidrocarburos, el tipo de empuje y la cercanía a la superficie. 


1. Clasificación basada en la configuración de las trampas 
geológicas 


Desde el punto de vista geológico se utilizan las formas físicas de las estructuras o es- 
tratos impermeables que limitan la roca yacimiento, donde los hidrocarburos quedan en- 
trampados, como el criterio más sencillo para clasificar los yacimientos. Como se mencionó 
en el capítulo anterior, para que exista una acumulación de petróleo y gas se requieren: una 
roca fuente, una roca yacimiento, una roca sellante y un mecanismo de entrampamiento. 
Generalmente, los ingenieros de yacimientos se preocupan sólo de las propiedades del ya- 
cimiento, pero desconocen aspectos importantes sobre las condiciones de entrampa- 
miento de los fluidos. Al respecto, inicialmente, en todos los yacimientos existe el agua 
que se forma con los sedimentos y, luego, se generan el petróleo y el gas. Cuando ellos mi- 
gran dentro del yacimiento, siguen un camino ascendente hasta que se encuentran con 
una trampa que detiene su ascenso y, por consiguiente, quedan todos entrampados, con 
el gas ocupando la parte más alta de la estructura. Aunque muchas trampas están limita- 
das sólo por la cantidad de petróleo que contienen, otras pueden estarlo por el tamaño y la 
forma del yacimiento y por los cambios litológicos laterales. En todo caso, cada trampa 
tiene que estar cerrada en sus contornos para impedir el avance del petróleo y del gas. 


Según varios ашогез! 3 existen diversas formas de entramparse el petróleo: por 
deformación local de los estratos, por variación de porosidad y reducción de permeabili- 
dad, por combinación de pliegues y fallas, por la presencia de una discordancia o de un 
domo salino, entre muchas otras. Wilhelm? por su parte, señala los siguientes tipos de 
yacimientos: de trampas convexas, de trampas permeables, de trampas por acuñamien- 
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to, de trampas salinas y de trampas por intrusión. Sin embargo, las trampas más comu- 
nes se agrupan en tres categorías: estructurales, estratigráficas y mixtas, estas últimas 
formadas por la combinación de las dos anteriores**. En algunos casos, pueden crearse 
trampas por factores hidrodinámicos, pero no son las más comunes. A continuación se 
presenta una breve descripción de estos tipos de trampas y las diferentes formas de acu- 
mulación del petróleo y del gas, de acuerdo con la estructura geológica existente. 


1.1. Trampas estructurales 


Las trampas estructurales se deben a procesos posteriores al depósito de los sedi- 
mentos como por ejemplo, la deformación de los estratos del subsuelo causada por fa- 
llas (fracturas con desplazamiento) y plegamientos. Hay tres formas básicas de una 
trampa estructural en la geología del petróleo: anticlinal, falla y domo salino. 


Las más comunes e importantes son los anticlinales (Figura 2.1), debido a que son 
los más fáciles de detectar y, además, porque contienen más de las % partes de las reser- 
vas de petróleo descubiertas en el mundo. Las fallas (Figura 2.2), son igualmente efecti- 
vas para el entrampamiento porque en virtud del desplazamiento de las capas ofrecen 
una barrera abrupta a la migración de los hidrocarburos. En las cuencas sedimentarias 
es difícil encontrar los dos casos aislados: siempre se presentan pliegues y fallas en 
combinación, lo cual aumenta las condiciones favorables para el entrampamiento. 


Figura 2.2. Petróleo entrampado en una falla 
en una estructura anticlinal [URL 1]. [URE 1]. 


Figura 2.1. Acumulación de petróleo 


Otra trampa común que sería un ejemplo de trampa muy compleja es el domo de 
sal, formado por una masa de cloruro de sodio, en general de forma cilíndrica y con un 
diámetro de unos 2 km cerca de la superficie, aunque el tamaño y la forma de la cúpula 
puede variar. La fuente de sal originaria se encuentra profundamente enterrada por va- 
rias capas de sal formadas por la evaporación natural del agua de mar. Posteriormente, 
estas capas de sal siguen enterrándose por sucesivas capas de sedimentos hasta que co- 
mienzan a fluir hacia la superficie de la tierra, empujando los sedimentos y cambiándo- 
los de su posición original. Un domo de sal sobre el terreno puede producir de 10 a 20 
yacimientos de petróleo por separado o incluso más, a causa de una falla y de la geome- 
tría de las capas de areniscas que lo acompañan. Un ejemplo se presenta en la Figura 2.3. 
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En general, en las trampas estructura- 
les, la roca yacimiento tiene por tope una 
roca o capa impermeable y la geometría de 
su configuración permite que la acumula- 
ción de hidrocarburos ocurra en la parte 
más alta de la estructura. Dicha capa se de- 
nomina roca sellante o simplemente se- 
llo. En el caso de los anticlinales, sólo se re- 
; S quiere un sello vertical, pero en las fallas de- 
AX x ox SS B рел existir sellos en el fondo y a los lados, 

RAE para que los fluidos queden entrampados. 


Entre las rocas sellantes se encuen- 
tran: las lutitas, las evaporitas y los carbo- 
natos. Las lutitas son las más comunes 
(55% de las reservas mundiales tiene este 
sello) y se generan normalmente en cuencas 
ricas en sedimentos terrígenos, donde las 
areniscas son las rocas yacimiento domi- 
nantes. Las evaporitas son los sellos más eficientes y se encuentran principalmente en 
cuencas ricas en carbonatos, pero sólo existen aproximadamente en el 33% de las reser- 
vas de petróleo. También se desarrollan en cuencas restringidas, donde existen rocas 
fuente ricas en materia orgánica. Los carbonatos son litológicamente las terceras rocas 
más abundantes como sellos impermeables aunque sólo existen en el 2% de las reservas 
mundiales de petróleo. 


Figura 2.3. Domo salino mostrando diferentes 
acumulaciones de petróleo [URL 2]. 


1.2. Trampas estratigráficas 


Son aquéllas en donde el factor principal que la origina es la pérdida de permeabili- 
dad y porosidad de la roca yacimiento debido a un cambio litológico como por ejemplo 
de arena a lutita. La presencia de este tipo de trampas está relacionada con el ambiente 
en el cual se depositaron los estratos y con el sitio que ocupan en la cuenca! $. Pueden 
formarse por cambios de facies* o por cambios de permeabilidad y pueden presentarse en 
forma de cuña alargada encajadas entre dos estratos, como es el caso de los lentes de are- 
na, o bien, en arrecifes rodeados de sellos impermeables como las calizas porosas, entre 
otras. En cualquier caso, este tipo de trampa requiere de sellos impermeables a los lados y 
en el fondo para impedir la migración de los hidrocarburos. Las Figuras 2.4 y 2.5 presen- 
tan ejemplos de estas trampas. 


Según los procesos de su evolución, las trampas estratigráficas se subdividen en 
dos grandes grupos: locales y regionales. Al primer grupo pertenecen las arenas que re- 
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* El término facies se refiere a las características generales de una roca sedimentaria especial- 
mente aquéllas que indican el ambiente en el cual se depositaron los sedimentos. 
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Retróleo 


Areníscas ~ к ~ 
Figura 2.4. Petróleo entrampado en lentes de arena Figura 2.5. Petróleo entrampado 
formados por dos areniscas rodeadas de lutitas [URL 3]. en un arrecife de caliza porosa [URL 4]. 


llenan los canales fluviales, las arenas de médanos, las barreras de arenas que se sedi- 
mentan a lo largo de una costa y los arrecifes calcáreos compuestos de algas y corales. 
Cuando estos cuerpos rocosos se sedimentan en forma repetida o cíclica sobre extensas 
regiones de la cuenca dan origen a las trampas regionales, que son intervalos porosos o 
paquetes, cuya extensión es determinada por el ambiente зефтетапо 9. 


Según que las trampas sean o no afectadas por el medio, pueden ser primarias o 
secundarias. Las primarias son aquellas donde la porosidad de las rocas por ellas con- 
formadas es la misma que la que adquirieron en el momento de su formación. Entre es- 
tas se incluyen las trampas locales y las regionales. 


Las secundarias son las que ocurren como consecuencia de modificaciones poste- 
riores a la formación де la roca. Tales son los casos de truncamiento de los estratos contra 
discordancias, la generación de espacios vacíos en la roca como consecuencia de la diso- 
lución de algunos minerales o la transformación de un carbonato en dolomía cristalina. 
La Figura 2.6, muestra un yacimiento de carbonatos afectado por cementación, disolución 
y dolomitización y, en donde, procesos posteriores a la sedimentación originaron cambios 
laterales en la calidad del yacimiento y propiciaron el entrampamiento del petróleo. ' 


Carbonatos muy ` Carbonatos 
cementados apretados 
о apretados Dolomita 

porosa y 
(b) permeable 


Carbonatos 


porosos y 
permeables (а) 


Figura 2.6. Trampas estratigráficas secundarias: a) disminución de porosidad у permeabilidad debido 
a la cementación; b) aumento de porosidad y permeabilidad debido a la dolomitización [URL 5]. 


1.3. Trampas mixtas 


Este tipo de yacimiento de hidrocarburos puede estar formado por la combinación 
de dos o más trampas estructurales y estratigráficas y en variadas modalidades, cuya 
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geometría es el resultado de una combinación de procesos tectónicos y cambios en la li- 
tología, como se muestra en la Figura 2.7. En la parte a) se observa una acumulación de 
petróleo entrampada por una falla inclinada, la cual está sellada por un esquisto de ba- 
rro colgante; en la parte b) se muestra una acumulación de petróleo entrampado en un 
anticlinal fallado y por debajo la presencia de un corrimiento contra la pared de la falla. 
Ahora bien, cada tipo de trampa puede constituir por sí un yacimiento del cual se obtiene 
producción de gas y/o petróleo y también de agua. 


о 
атман“ 


Petróleo entrampado 
en un anticlinal 


Petróleo 


Petróleo entrampado en una falla 
(a) (b) 


Figura 2.7. Trampas mixtas: a) fallas inclinadas; b) combinación de anticlinal y fallas [URL 6]. 


Analizando los diferentes tipos de trampas según la producción, Leet y Judson"! esti- 
maron que el 80% de la producción mundial de petróleo proviene de anticlinales, 13% de 
trampas estratigráficas y 1% de trampas debido a fallas. El remanente, 6% de la produc- 
ción, proviene de trampas mixtas. Estos estimados se mantienen hasta hoy día”*3, 


2. Clasificación segün el diagrama de fases de presión 
У temperatura 
Según los diagramas de fases de presión y temperatura, los yacimientos de hidro- 
carburos se clasifican básicamente en cuatro tipos?”-$-12-14, 


• Yacimientos de gas o de una sola fase gaseosa: si la temperatura del yacimiento es 
mayor que la temperatura cricondentérmica de la mezcla de hidrocarburos. 
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• Yacimientos de punto de burbujeo, subsaturados o de gas disuelto: si la tempera- 
tura del yacimiento es menor que la temperatura crítica de la mezcla de hidrocar- 
buros. 


• Yacimientos con capa de gas o yacimientos saturados: si la mezcla de hidrocarbu- 
ros se encuentra dentro de la envolvente en la región de dos fases. 


Teniendo en cuenta que la mayoría de las operaciones de producción de yacimientos 
son isotérmicas, obsérvese en el diagrama de fases de presión y temperatura de la Figu- 
ra 2.8. las zonas que corresponden a сада uno de estos yacimientos cuando la presión dis- 
minuye a temperatura constante. 


61 


COPYRIGHT O 2010 EDICIÓN ESPECIAL GÓAJIRO BLANCO / elgoajiroblancogihotmail.com 
PARA COMPRAR AL DETAL O AL MAYOR, ESTE Y OTROS PRODUCTOS, FAVOR PREGUNTAR POR EL GÓAJIRO BLANCO, EN EL MERCADO LAS PLAYITAS. 


ADVERTENCIA: "EL DERECHO DE AUTOR NO ES UNA FORMA DE PROPIEDAD SINO UN DERECHO CULTURAL. EXIGE TU DERECHO" 


Regresar al contenido 


Clasificación de los yacimientos de hidrocarburos 


2.1. Yacimientos de gas o de una sola fase gaseosa 


Considérese, por ejemplo, un yacimiento con un fluido compuesto por una deter- 
minada mezcla de hidrocarburos y con una temperatura inicial de 300%F y presión inicial 
de 3700 Ipca (punto A en la Figura 2.8). Como el punto A se encuentra fuera de la región 


de dos fases, a la derecha del punto 4000 
cricondentérmico, se haila en es- de burbujeo 851060008 
tado gaseoso у sólo existirá gas seco T Ede us da 


o gas húmedo en el yacimiento a 
cualquier presión. Los términos gas 
seco o gas hümedo se utilizan para 
diferenciar entre dos tipos de gases: 
los que existen como tales en condi- 
ciones de superficie y de yacimiento 
(punto А)), у los que en condiciones 
de superficie existen como dos fa- 
ses: líquido y gas (punto A;), mien- «ono. “Son capa de pas ^ 
tras que en condiciones de yaci- 

miento sólo existen como gas. Los 
yacimientos en esta zona se denomi- 
nan yacimientos de gas seco y Temperatura de yacimiento, *F 


yacimientos de gas húmedo Figura 2.8. Clasificación de los yacimientos 
' según el diagrama de presión temperatura?. 
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2.2. Yacimientos de puntos de rocío o de condensado 
retrógrado 


Considérese de nuevo el yacimiento con el mismo fluido, pero a una temperatura 
de 180°Е y presión inicial de 3300 Ірса. Este punto corresponde al punto В en la figura, а 
la derecha del punto crítico y a la izquierda del cricondentérmico, donde el fluido se en- 
cuentra en estado gaseoso. Cuando la presión disminuye, debido a la producción, ocurre 
el proceso de condensación retrógrada que se desarrolla de la manera siguiente: El gas 
comienza a condensarse en el punto de rocío, B, (2545 Ipca) y si continúa la disminución 
en la presión, se produce una mayor condensación de líquido del fluido del yacimiento 
en forma de rocío. Debido a esto, la fase gaseosa disminuye su contenido líquido y el lí- 
quido condensado se adhiere al material sólido de la roca y permanecerá inmóvil. Por 
consiguiente, el gas producido en la superficie tendrá un contenido líquido menor, au- 
mentando la razón gas-petróleo de producción. Este proceso, denominado condensa- 
ción retrógrada, continúa hasta llegar a un valor máximo de la relación líquido vapor en 
el punto B, (2250 1рса). Los yacimientos en esta zona se denominan yacimientos de 


punto de rocío o de condensación retrógrada. 


Es importante señalar que el término retrógrado se emplea porque generalmente 
durante una dilatación isotérmica ocurre vaporización en lugar de condensación. En 
realidad, cuando se alcanza el punto de rocío, debido a que la composición del fluido 
producido varía, la composición del fluido remanente en el yacimiento también cambia y 
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la curva envolvente comienza a desviarse. No obstante, el diagrama considerado repre- 
senta una mezcla de hidrocarburos cuya composición es constante. 


2.3. Yacimientos de punto de burbujeo, subsaturados 
o de gas disuelto 


Cuando el fluido se encuentra inicialmente en el punto C (3000 Ірса у 75°F), a la iz- 
quierda de la temperatura crítica y encima de la curva del punto de burbujeo. A medida 
que la producción tiene lugar, la presión en el yacimiento disminuye hasta que se co- 
mienza a formar vapor en el punto de burbujeo, C, (2550 Ipca), originándose entonces 2 
fases: vapor y líquido. Por debajo del punto de burbujeo aparecen burbujas o una fase 
de gas libre. Si continúa la disminución de la presión, continúa también la vaporización 
del líquido, con lo cual aumenta la cantidad de vapor y disminuye la de líquido. 


2.4. Yacimientos con capa de gas o yacimientos saturados 


Finalmente, si la misma mezcla de hidrocarburos se encuentra inicialmente a 2500 
Ipca у 150?F, punto D dentro de la envolvente de los puntos de rocío y de burbujeo, se 
trata de un yacimiento de dos fases que contiene una zona de líquido o de petróleo con 
una capa de gas en la parte superior. Cuando la presión disminuye, por efecto de la pro- 
ducción, la razón gas líquido aumenta. Un yacimiento en esta zona se denomina yaci- 
miento con capa de gas. 


3. Clasificación según el tipo de hidrocarburos 


Para designar los fluidos de yacimientos, los ingenieros de petróleo a menudo uti- 
tizan términos de uso corriente como bitumen, petróleo pesado, petróleo negro, petro- 
leo volátil, gas condensado, gases húmedos y gases secos” !?1*17. Sin embargo, estos 
términos no tienen límites precisos de aplicación, y, por lo tanto, resulta difícil emplear- 
los en las áreas de transición entre petróleo volátil y gas condensado o entre petróleo 
volátil y petróleo negro. Por esta razón, en la industria petrolera la razón gas/petróleo 
junto con la gravedad del petróleo en condiciones de tanque, constituyen las propieda- 
des más importantes de los yacimientos de hidrocarburos para clasificarlos en yaci- 
mientos de petróleo y yacimientos de gas. Los primeros contienen de cero a unos pocos 
de miles de pies cúbicos de gas disuelto por barril de crudo. Los de gas pueden contener 
un barril de petróleo vaporizado desde 5000 hasta más de 100000 pie? de gas. La Та- 
bla 2.1 incluye la descripción general de cada clasificación y el rango de aplicación de al- 
gunas de sus propiedades ^. 
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3.1. Yacimientos de petróleo 


Una mezcla de hidrocarburos que se encuentra en estado líquido, en condiciones 
de yacimiento, comünmente se conoce como petróleo crudo. Este, a su vez, se subclasi- 
fica en dos tipos segün el líquido producido en la superficie: petróleo crudo de baja mer- 
ma o petróleo negro y petróleo volátil o de alta merma. 
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Tabla 2.1. Diferentes tipos de fluidos (adaptada de Patel et al.'*) 


Bitumen Negro/oscuro < 10 No gas Líquido 
Visc >10000 cp 


Petróleo pesado — Negro/oscuro 10-25 « 100 Líquido - pp «12 > 35 
Petróleo negro Negro/oscuro 30-40 100-2500 Líquido - рр < 2,0 > 20 
Petróleo volátil Colores varios 40-50 > 3000 Líquido - pp > 2,0 20-12,5 
Gas condensado Apenas coloreado 50-70 3000-100000 Gas - pg 0 < 12,5 
Gas húmedo Incoloro 60-70 > 100000 Gas 0 <4 
Gas seco Sin líquido Sin líquido 100000 Gas 0 < 0,7 


*RGP es la relación gas-petróleo en PCN/BN 
**Fase en el yacimiento: Líquido sin punto de burbujeo 

Líquido con punto de burbujeo, pp 

Gas con punto de rocío frente al cambio де fase, ра 

Gas sin cambio de fases frente a cambios de temperatura 

Gas seco no hay cambio de fases a temperatura de yacimiento o de superficie 
***Bop es el factor volumétrico al punto de burbujeo. 


3.1.1. Petróleo crudo de baja merma o petróleo negro 


Un petróleo crudo de baja merma o petróleo negro generalmente produce en la su- 
perficie una razón gas-petróleo de 2000 PCN/BN o menos. La palabra "negro" no es qui- 
zás la más apropiada, ya que el petróleo producido no siempre es negro, sino que varía 
en la gama de negro, gris y parduz- 
со, en general, de colores oscuros, 
con una gravedad menor de 
45°АРІ. El factor volumétrico del 
petróleo inicial en la formación es зы 
де 2 BY/BN о menor. La composi- s 
ción determinada en el laboratorio 
muestra la presencia de compo- 
nentes mayores que el heptano en 


Liquido 


Presión 


4 
un 3096, lo cual indica la gran can- mes n 
. ondiclones 
tidad de hidrocarburos pesados en Ode tanque 


este Про de petróleos*!"!2-21. p] 
diagrama de fase de un petróleo 
negro se presenta en la Figura 2.9, 
en la cual se observa lo siguiente: 


Temperatura > 
Figura 2.9. Diagrama de fases para un petróleo negro 
о de baja merma (adaptada de Clark). 
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* La temperatura crítica del crudo es mayor que la temperatura del yacimiento. 


* La línea vertical AC es la reducción isotérmica de la presión del yacimiento a medi- 
da que el petróleo es producido. 


• En el punto A el petróleo no está saturado con gas, es decir, el fluido en el yaci- 
miento se encuentra en estado líquido. Los yacimientos en esta región (presión del 
yacimiento mayor que la presión de burbujeo del crudo) se denominan yacimien- 
tos no saturados o subsaturados. 


* Та герібп de las dos fases cubre un amplio intervalo de presión y temperatura. 


• Debido a la baja compresibilidad de los líquidos del yacimiento, la presión disminu- 
ye rápidamente con la producción, alcanzándose el punto de burbujeo А' en el cual 
el petróleo está saturado con gas, es decir, contiene tanto gas disuelto como es posi- 
ble. Si las condiciones iniciales de presión y temperatura corresponden al punto de 
burbujeo, el yacimiento se llama saturado. La palabra saturado se usa para indicar 
que el petróleo contiene tan alta cantidad de gas disuelto como él puede contener y 
una reducción en la presión originará la formación de una fase gaseosa. 


* Amedida que continúa la reducción de la presión (hacia el punto В) se forma la fase 
de gas y, entonces, coexisten en el yacimiento las dos fases: líquida y gas. 


3.1.2. Petróleo crudo de alta merma o volátil 


Los petróleos volátiles o casi críticos son fluidos muy livianos que se presentan en 
estado líquido en el yacimiento, puesto que la temperatura de éste es muy cercana a la 
temperatura crítica del fluido. Estos petróleos exhiben una presión de saturación cerca- 
na a la del punto de burbujeo y tienen un alto grado de merma, que por lo general alcan- 
za un 40% del espacio poroso del hidrocarburo para una reducción de presión de sólo 10 
lpc*$!5?!, Este fenómeno se 
comprende fácilmente a partir 
del diagrama de fases que se 
Medi | muestra еп la Figura 2.10. Se ob- 
serva que las líneas de calidad 
cercanas al punto crítico y a la 
temperatura del yacimiento se 
encuentran muy juntas y casi pa- 
ralelas al punto de burbujeo. La 
línea AA' representa la reducción 
isotérmica de la presión hasta el 
punto de burbujeo. Cualquier 
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Presión ——————————» 


Condiciones 


de tengue disminución de la presión por de- 

Temperatura ——————ф» bajo de ese punto cortará rápida- 

mente la línea de calidad del 75%, 

o de alta merma (adaptada de Clarkó). indicando el alto grado de merma 
de estos crudos. 


Figura 2.10. Diagrama de fases para un petróleo volátil 
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Los petróleos volátiles o de alta merma contienen menos moléculas pesadas que 
los de baja merma, y son crudos de colores verdoso hasta anaranjado oscuro, con grave- 
dad API de 40° o mayores, y razones gas-petróleo entre 2000-3000 PCN/BN. 


3.2. Yacimientos de gas 


Una mezcla de hidrocarburos que se encuentre en estado gaseoso en el yacimiento 
se clasifica en: gas condensado o retrógrado, gas húmedo y gas seco, dependiendo de 
sus diagramas de fase y condiciones de yacimiento. 


3.2.1. Gas condensado o retrógrado 


Los yacimientos de gas condensado producen líquidos de color claro o sin color en 
la superficie, con gravedades API por encima de los 50° у КОР de 8000 a 70000 PCN/BN. 
El gas condensado contiene más componentes pesados que el húmedo y usualmente se 
encuentra a profundidades mayores de 5000 pies. Un diagrama de fase típico de gas con- 
densado se presenta en la Figu- 
ra 2.11, en la cual las condicio- 


nes del yacimiento se indican bur a No saturado 
con la línea AE. "m 
A Saturado 
A medida que el petróleo P 


se remueve desde el yacimiento, жш 
la presión y la temperatura de- 
crecen gradualmente hasta al- 
canzar las condiciones del sepa- 
rador en la superficie, lo cual se 
representa siguiendo la línea Condiciones 
A'-Separador. Si estas condicio- CEEI 
nes son bastantes cercanas a la 
curva de puntos de burbujeo, 
aproximadamente el 85% de pe- 
tróleo producido permanece 
como líquido en condiciones de superficie. El remanente de los hidrocarburos es produ- 
cido como gas®”!4, 


Presión 


Temperatura | ===> 


Figura 2.11. Diagrama de fases para un gas condensado 
o retrógrado (adaptada de Clark). 


Si las condiciones originales de presión y temperatura del yacimiento se encuen- 
tran dentro de la envolvente (punto D, por ejemplo), como se muestra en la Figura 2.12, 
se habla de yacimientos con capa de gas. En éstos, originalmente existe líquido (petró- 
leo) en equilibrio con una capa primaria de gas en la parte superior o alta de la estructura 
geológica del yacimiento. El gas se encontrará en el punto de rocío y el petróleo en el 
punto de burbujeo. 

En esta figura se observa lo siguiente: la temperatura del yacimiento está entre la 
temperatura del punto crítico y el punto cricondentérmico del sistema, y la presión ini- 
cialmente está por encima de la presión de rocío correspondiente а Ја temperatura del 
yacimiento. El gas denso en un yacimiento de condensado contiene líquido disuelto en 
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cantidades que dependen de las 
Liquido ! condiciones де deposición у de la 
presión y temperatura del yaci- 
miento. 


Cuando éste se encuentra 
en el punto A, sólo existe una fase 
Región de 2 fases a (pj, T). A medida que la presión 
del yacimiento declina durante el 
proceso de explotación, ocurre la 
condensación retrógrada. Cuando 
| alcanza el punto В en la curva de 
a, ара punto de rocío, comienza a for- 
marse líquido y su cantidad se in- 
crementará a medida que la pre- 
sión del yacimiento disminuye del punto B a D. Los componentes más pesados son los 
que comienzan a condensarse cuando la presión declina isotérmicamente a lo largo de 
la línea B-D. El líquido condensado moja la formación y no puede extraerse con el gas 
producido. En consecuencia, es recomendable mantener las condiciones iniciales de 
presión de un yacimiento de gas condensado para que las fracciones de líquido perma- 
nezcan como gas hasta que ellas alcancen la superficie. Cuando se produce la transi- 
ción a las condiciones del separador en la superficie, se producirán entonces más hi- 
drocarburos líquidos. 


La máxima cantidad de líquido ocurre en el punto D y debido a una posterior re- 
ducción de la presión, el líquido se revaporizará. Esta mezcla contendrá más hidrocar- 
buros livianos y menos hidrocarburos pesados en comparación con el petróleo volátil. A 
medida que el yacimiento continúa en producción, la relación gas-petróleo, RGP, tiende 
a aumentar por la pérdida de algunos componentes pesados del líquido formado a T. 


Presión ————————9 


Figura 2.12. Yacimientos con capa de gas. 


3.2.2. Gas ћитедо 


Un gas hámedo normalmente 
contiene componentes de hidro- Liquido 
carburos más pesados. En la Figu- И 
ra 2.13 se muestra un diagrama де Punto ойго ины 
fase típico donde se observa lo si- и 
guiente: la región de las dos fases 
(área interior a la curva envolvente) 
es algo más extensa que la corres- 
pondiente al gas seco y el punto crí- 
tico se encuentra a una temperatu- 
ra mucho mayor. 
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` Presión 


La temperatura del yacimien- 


в. о iy 
to (en condiciones iniciales el pun- Temperatura === 8» 
to A) excede al punto cricondentér- Figura 2.13. Diagrama de fases para un yacimiento 


de gas húmedo (adaptada de Clark). 
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mico, de modo que en este caso, durante la explotación (reducción de presión siguiendo 
la línea-isotérmica AB), el fluido en el yacimiento siempre permanecerá en estado de gas 
como una sola fase. 


Las condiciones de presión y temperatura en la superficie (separador) se encuen- 
tran en la región de las dos fases, de modo que una fase líquida se formará o condensará 
a medida que el fluido es transportado hasta el separador, siguiendo el comportamiento 
señalado con la línea A-Separador. 


La palabra húmedo en la expresión gas húmedo no significa que el gas es mojado 
por agua, sino que el gas contiene algunas moléculas de hidrocarburos más pesados 
que, en condiciones de superficie, forman una fase líquida. Entre los productos líquidos 
producidos en esta separación se tienen el butano y el propano. 


Los gases húmedos se caracterizan por RGP en la superficie entre 60.000-100.000 
PCN/BN, asociados con petróleos usualmente con gravedad mayor a 60^API. 


3.2.3. Gas seco 


Cuando se produce con una relación gas-petróleo mucho mayor que 100.000 
PCN/BN, al fluido se le denomina, comúnmente, gas seco o gas natural. Este consis- 
te, fundamentalmente, de metano con poca cantidad de etano y, posiblemente, muy 
pequeños porcentajes de otros componentes de hidrocarburos más pesados. También 
puede contener vapor de agua, que se condensará cuando las condiciones lo determi- 
nen. Un diagrama de fase típico para un yacimiento de gas seco se presenta en la Figu- 
ra 2.14. 


En esta figura, se observa: 


• Tanto en condiciones de PA 
yacimiento durante la eta- сои 
pa de explotación (línea 
isotérmica AB) como en 
condiciones de superficie, рй аа 
еп el separador el sistema 
se encuentra en estado ga- 
seoso, fuera de la línea en- 
volvente. 


Liquido 


100% 


Presión 


• La temperatura del yaci- 
miento es mayor que el Temperatura | —————ф}> 
punto cricondentérmico al 
igual que la temperatura de 
superficie en el separador, 
por lo que no se condensarán hidrocarburos líquidos en este sistema, ni en el yaci- 
miento ni en la superficie. 


Figura 2.14. Diagrama de fases para un yacimiento 
de gas seco (adaptada de Clark). 
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4. Clasificación según el tipo de empuje 


La cantidad de petróleo que puede ser desplazada por la energía natural asociada 
al yacimiento varía con el tipo de yacimiento. Por esta razón, los yacimientos se clasifi- 
can en cinco amplias categorías según la principal fuente de energía: (1) con empuje por 
agua, (2) con empuje por gas en solución, (3) con expansión de la roca y de los fluidos, 
(4) con empuje por capa de gas y (5) con drenaje por gravedad. 


4.1. Yacimientos con empuje por agua 


Un yacimiento con empuje por agua tiene una conexión hidráulica entre él y una 
roca porosa saturada con agua, denominada acuífero, que puede estar por debajo de 
todo el yacimiento o de parte de él. A menudo, los acuíferos se encuentran en el margen 
del campo, como se observa en la Figura 2.15. 


A 


- 


E" Petróleo 
|- *| Petróleo más 


gas liberado 


EE Agua 


(a) (b) CAP (inicial) 


Figura 2.15. Yacimientos con empuje por agua: a) condiciones iniciales, b) en producción 
(adaptada de Walsh y Lake!?). 


El agua en un acuífero está comprimida, pero a medida que la presión del yaci- 
miento se reduce debido a la producción de petróleo, se expande y crea una invasión na- 
tural de agua en el límite yacimiento-acuífero. La energía del yacimiento también au- 
menta por la compresibilidad de la roca en el acuífero. Cuando éste es muy grande y con- 
tiene suficiente energía, todo el yacimiento puede ser invadido con ese agua manejando 
apropiadamente las tasas de extracción. En algunos yacimientos de empuje hidráulico 
se pueden obtener eficiencias de recobro entre un 30 y un 50% del petróleo original in 
situ (POES). La geología del yacimiento, la heterogeneidad y la posición estructural son 
variables importantes que afectan la eficiencia del recobro!*!?2!. 


Se han descubierto yacimientos con un fuerte empuje de agua en todo el mundo, 
por ejemplo: Campo East en Texas, Arbuckle en Kansas, Tensleep en Wyoming, Puerto 
Ceiba en México y los campos Silvestre y Sinco en Barinas, y Lama del lago de Maracai- 
bo, en Venezuela. 

La extensión del acuífero y su capacidad energética no se conoce hasta que se tienen 
datos de la producción primaria, a menos que se cuente con una extensa información geo- 
lógica sobre él proveniente de perforaciones o de otras fuentes. Se puede obtener una me- 
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dida de la capacidad del empuje con agua a partir de la presión del yacimiento a determi- 
nada tasa de extracción de los fluidos. Si, manteniendo la presión del yacimiento, el acuí- 
fero no puede suministrar suficiente energía para alcanzar las tasas deseadas de extrac- 
ción de los fluidos, se puede implementar un programa de inyección de agua en el borde 
de éste para suplementar su energía natural. Este programa se denomina mantenimiento 
de presión con inyección de agua. 

Se concluye que yacimientos con un fuerte acuífero son por su naturaleza invadi- 
dos por esta agua. No obstante, su heterogeneidad puede limitar el efecto de este empu- 
je en algunas porciones del mismo. 


4.2. Yacimientos con empuje por gas en solución 


El petróleo crudo bajo ciertas condiciones de presión y temperatura en los yaci- 
mientos puede contener grandes cantidades de gas disuelto. Cuando la presión dismi- 
nuye debido a la extracción de los fluidos, el gas se desprende, se expande y desplaza el 
petróleo hacia los pozos productores, tal como se observa en la Figura 2.16. 


E Petróleo 
БЫ Potróleo más 


gas liberado 


BH ^o 


(a) (b) 


Figura 2.16. Yacimientos con empuje por gas en solución: a) condiciones iniciales, b) en producción 
(adaptada de Walsh y Lake!?). 

La eficiencia de este mecanismo de empuje depende de la cantidad de gas en solu- 
ción, de las propiedades de la roca y del petróleo, y de la estructura geológica del yaci- 
miento. En general, los recobros que se logran son bajos, en el orden de un 10 a 3096 del 
POES, debido a que el gas en el yacimiento es más móvil que la fase petróleo. A medida 
que la presión declina, el gas fluye a una tasa más rápida que la del petróleo, provocando 
un rápido agotamiento de la energía del yacimiento, lo cual se nota por el incremento de 
las relaciones gas-petróleo (RGP) del campo. Los yacimientos con empuje por gas en so- 
lución son, usualmente, buenos candidatos para la inyección de аоџа' +! 7, 


4.3. Yacimientos con empuje por capa de gas 


Cuando un yacimiento tiene una capa de gas muy grande, como se muestra en la 
Figura 2.17, debe existir una gran cantidad de energía almacenada en forma de gas com- 
primido que provoca la expansión de la capa a medida que los fluidos se extraen, de 
modo que el petróleo se desplaza por el empuje del gas ayudado por el drenaje por gra- 
vedad. La expansión de la capa de gas está limitada por el nivel deseado de la presión del 
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NE Petróleo 
nu Petróleo más 


gas liberado 


CAR inician HE: Agua 


(a) (b) 
Figura 2.17. Yacimientos con empuje por capa de gas: a) condiciones iniciales, b) en producción 
(adaptada de Walsh y Lake!?). 


yacimiento y por la producción de gas después que los conos de gas llegan a los pozos 
productores. 


Los yacimientos con capa de gas muy grande no se consideran como buenos can- 
didatos para la inyección de agua; en su lugar, se utiliza la inyección de gas para mante- 
ner la presión dentro de la capa. Cuando en tales yacimientos existe una zona de agua en 
el fondo, se puede aplicar un programa combinado de inyección de agua y gas, tal como 
se presenta en la Figura 2.18. Se deben tomar precauciones con estos programas combi- 
nados de inyección, ya que existe el riesgo de que el petróleo sea desplazado hacia la re- 
gión de la capa de gas y quede entrampado al final de la invasión! ^ ?*, 


„Pozo de Pozo de Pozos de Pozo de Pozo de 
inyección producción i i producción inyección 
e agua 
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Figura 2.18. Yacimientos con empuje combinado de inyección de agua y gas, 


4.4. Yacimientos con expansión de la roca y de los fluidos 


Un petróleo crudo es subsaturado cuando contiene menos gas que el requerido 
para saturarlo a la presión y temperatura del yacimiento. Cuando es altamente subsatu- 
rado, mucha de la energía del yacimiento se almacena por la compresibilidad de la roca y 
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de los fluidos y, como consecuencia, la presión declina rápidamente a medida que se ex- 
traen los fluidos hasta que se alcanza la presión de burbujeo. Entonces, el empuje por gas 
en solución se transforma en la fuente de energía para el desplazamiento de los fluidos. 


Un yacimiento subsaturado se puede identificar por los datos de presión del yaci- 
miento realizando un análisis de sus fluidos o mediante un comportamiento рут. Estos 
yacimientos son buenos candidatos para la inyección de agua cuando se busca mante- 
ner alta su presión e incrementar la recuperación de репдјео!3' 72, 


4.5. Yacimientos con drenaje por gravedad 


El drenaje por gravedad puede ser un método primario de producción en yacimien- 
tos de gran espesor que tienen una buena comunicación vertical y en los que tienen un 
marcado buzamiento. No obstante, dicha migración es relativamente rápida comparada 
con el drenaje del petróleo, de forma que las tasas de petróleo son controladas por la 
tasa del drenaje del petróleo. Tal proceso es lento porque el gas debe migrar a la parte 
más alta de la estructura o al tope de la formación para llenar el espacio inicialmente 
ocupado por el petróleo y crear una capa secundaria de gas. El drenaje por gravedad es 
un mecanismo importante de producción en varios yacimientos de California, pero como 
éstos contienen crudos pesados no son candidatos para la inyección de agua!?!7-2*. 


5. Clasificación de los yacimientos cercanos 
a la superficie 


Estos yacimientos se conocen como afloramientos o yacimientos someros e inclu- 
yen esencialmente las acumulaciones de hidrocarburos semilíquidas y sólidas que han 
perdido sus componentes ga- 
seosos por evaporación y han 
experimentado alteraciones 
químicas y físicas de mayor o 
menor grado, como la oxida- 
ción y mezcla con materiales 
inorgánicos, entre otras! !*, 
Este tipo de acumulación 
abarca los menes, los bitú- 
menes sólidos en forma de 
filones y venas, y las arenis- Е 
cas o calizas bituminosas 
como la mostrada en la Figu- 
ra 2.19, donde la Formación 
Maraca representa las arenis- Figura 2.19. Arenas y calizas bituminosas 


cas y la Formación La Luna, de las formaciones La Luna y Maraca, en Venezuela [URL 7]. 
las calizas bituminosas. 


p 


Río Santo Domingo 
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6. Problemas? !+212519К: 8] 


1. Liste las tres principales trampas petrolíferas. ¿Cuál de ellas está presente en la 
mayoría de reservas petrolíferas del mundo? 


~ 


. ¿Qué про de roca es la más importante para formar una barrera impermeable o sello? 


о 


. Nombre los tipos de energía disponible en el yacimiento para producción primaria. 


A 


. Enuncie los 5 mejores tipos de energía del yacimiento de acuerdo con su importan- 
cia en el recobro de petróleo. 


5. Nombre los principales mecanismos de producción por expansión. 

6. Nombre los diferentes tipos de mecanismos de producción por expansión del gas. 
7. Defina gas natural. 

8. Indique las propiedades críticas de una fracción de heptanos, esto es, C; , cuyo 


peso molecular es 150 y la gravedad específica, 0,78. 

9. Acontinuación se presenta el análisis composicional de diferentes sistemas de hi- 
drocarburos. Las composiciones están expresadas en porcentaje molar. Clasifique 
estos sistemas de hidrocarburos. 


С, 68,00 25,07 60,00 12,15 
©» 9,68 11,67 . 815 3,10 
C3 5,34 9,36 4,85 2,51 
ба 3,48 6,00 3,12 2,61 
m 1,78 3,98 1,41 2,78 
Ce 1,73 3,26 2,47 4,85 
Са. _ 9,99 40,66 20,00 72,00 


10. La Figura 2.20 muestra un 
tipo de formación rocosa 
en la que el petróleo y el 
gas pueden ser atrapados. 
¿Cuál es el nombre para 
este tipo de estructura de 
roca? 
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жин 
мия 


а) Anticlinal 
Коса permeable 


b) Estrato Roca permeable 
с) Trampa de petróleo : " 

Figura 2.20. Estructura de una formación [URL 8]. 
d) Falla 


11. La RGP promedio de una formación es 275 PCN/BN. La gravedad del petróleo pro- 
ducido es de 26°АРІ. El color del petróleo en condiciones de tanque es negro. ¿Qué 
tipo de fluido existe en esta formación? 
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12. Los análisis de laboratorio de una muestra reportan un factor volumétrico del pe- 


tróleo en la formación de 1,10 BY/BN. ¿Esta información confirma su respuesta al 
ejercicio anterior? 


13. Un recipiente contiene 100 lb mol de un hidrocarburo gaseoso. Calcule los РСМ del 


gas en el recipiente. 


Referencias bibliográficas 


Levorsen, АЛ. (1967). Geology of Petroleum. New York: W.H. Freeman and Company. 


Rondeel, H.E. (2001). Hydrocarbons, HD 698. Tekst voor de cursus Grondstoffen en het 
Systeem Aarde. 


. Selley, Р.С. & Morrill, D.C. (1983). Basic Concepts of Petroleum Geology, GL 101. Boston, МА: 


IHRDC Publishers. : 


Hernández, T. (1999). Curso de Geología para Ingenieros. Maracaibo: Programa де Postgra- 
do en ingeniería de Petróleo, Centro de Formación y Adiestramiento de Petróleos de Vene- 
zuela y sus Filiales (CEPET), PDVSA. 

Wilhelm, O. (1945). Classification of Petroleum Reservoirs, Bull. Amer. Assoc. Petrol. Geol., 
Vol. 29, noviembre, 1537-1579. 


Clark, NJ. (1960). Elements of Petroleum Reservoirs. Dallas, TX: SPE Henry L. Doherty Series. 


7. Paris de Ferrer, M. (1977). Curso de Ingeniería de Yacimientos 1. Maracaibo: Escuela de Pe- 


13. 


14. 


15. 


16. 


tróleo, Facultad de Ingeniería, Universidad del Zulia. 


. Craft, B.C. & Hawkins, M.F. (1959). Applied Petroleum Reservoir Engineering. Englewood 


Cliffs, New Jersey: Prentice Hall, inc. 


Pirson, S. (1958). Oil Reservoir Engineering (2* ed.). New York: McGraw-Hill Book Company, 
Inc. 


. Barberii, E.E., Quintini, C., De la Cruz, M., Litwinenko, J. & Caro, R. (1989). La Industria Vene- 


zolana de los Hidrocarburos. Tomo 1. Caracas: Ediciones del Centro de Formación y Adiestra- 
miento de Petróleos de Venezuela y sus Filiales (CEPET), PDVSA. 


. Leet, L.D. & Judson, S. (1979). Fundamentos de Geología Física. México: Editorial LIMUSA. 
. Finol, A.S. (1974). Notas de Ingeniería de Yacimientos. Maracaibo: Departamento de Física 


de Yacimientos, Escuela de Petróleo, Facultad de Ingeniería, Universidad del Zulia. 


Walsh, M.P. & Lake, L.W. (2003). A Generalized Approach to Primary Hydrocarbon Recovery, 
Handbook of Petroleum Exploration and Production, 4. Amsterdam, The Netherlands: Else- 
vier Scientific Publishing Co. Inc. 

Rojas, G. (2005). Ingeniería de Yacimientos de Gas Condensado (2? ed.). Puerto La Cruz: 
SIGNUS BS C.A. 


Patel, V., Decoster, E., Douglas, A., Chambers, R., Mullins, O., Xu, W. et al. (1997). Capítulo 5. 
Evaluación de pozos nuevos. Trabajo presentado por Schlumberger en Venezuela Well Eva- 
luation Conference. 


Mannucci, J. (1989). Notas sobre Ingeniería de Yacimientos. Maracaibo: Instituto de Investi- 
gaciones Petroleras-Fundación Laboratorio de Servicios Técnicos Petroleros, Universidad 
del Zulia. 


74 


24. 


25. 


— 


® ч ооа > ш М 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


Ferrer, J. (1965). Notas sobre Ingeniería de Yacimientos. Maracaibo: Escuela de Petróleo, Fa- 
cultad de Ingeniería, Universidad del Zulia. 

McCain, W.D,, Jr. (1990). The Properties of Petroleum Fluids (2? ed.). Tulsa, Oklahoma: Penn 
Well Books. 

Barberii, E.E. & Essenfeld, M. (2001). Yacimientos de Hidrocarburos. Caracas: Fondo Edito- 
rial del Centro Internacional de Educación y Desarrollo (FONCIED), PDVSA-CIED. 


SVIP (1962). Aspectos de la Industria Petrolera en Venezuela. Caracas: Primer Congreso Ve- 
nezolano de Petróleo. 


. Towler, B.F. (2002). Fundamental Principles of Reservoir Engineering, 8. Richardson, TX: 


Textbook Series SPE. 


. Willhite, G.P. (1986). Waterflooding, 3. Richardson, TX: Textbook Series SPE. 


Paris de Ferrer, M. (2001). Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (2* ed.). Mara- 
caibo: Ediciones Astro Data. 


Dake, L.P. (1994). The Practice of Reservoir Engineering. Developments in Petroleum Science 
36. Amsterdam, The Netherlands: Elsevier Scientific Publishing, Co. Inc. 


Amyx, J.W., Bass, D.M., Jr. & Whiting, R.L. (1960). Petroleum Reservoir Engineering- Physical 
Properties. New York City: McGraw-Hill Book Co. 


Referencias electrónicas [URL] 
http//earthsci.org/education/teacher/basicgeol/fossil fuels/fossil fuels.html 
http:/Awww.geology.ohio-state.edu/—vonfrese/gs100/lect22/index.html 
http://www.geomore.com/0il%20and%20Gas%20Traps.htm 
http://www.geo.umn.edu/courses/1001/Summer_Session/OilGeology.jpg 
http//www.geo.wvu.edu/--jtoro/Petroleum/Review96202.html 
http://www.petroleumseismology.com/images/725/ 
http;//www.pdvsa.comvlexico/image/l170-42.gif [Edgar Chacín, 2006] 
http://www .fife-education.org.uk/ScienceWeb/Resources/science_SG/ 


75 


Regresar а! contenido 


"04893830 AL зора тумјлпо онозчза NA ONIS ауазіаоча за VINHO умп 53 ON YOLAV за онозыза 14. "VIONZLYZAQV 
"SVLIAV Id БҮЛ OOVIYJM T3 ма 'оомута OMIPVOD “E YOd YVINNOIAA молуз 'SSOLOnGOMd SOULO А 3183 ‘ЧОЛУЙ TV O TVL3G ту муманоо Vilvd 
шоз'пецдоцдоэиејаои[еобјә / ООМУЛЯ ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOINHAdOO 


Regresar а! contenido 


Propiedades de los fluidos 


Introducción 


Un fluido en un yacimiento petrolífero puede presentarse como líquido, como gas 
o como sólido, lo cual dependerá de su presión, temperatura y composición. Para los in- 
genieros de petróleo, los fluidos de interés son el petróleo crudo, el gas natural y el agua. 


Los dos primeros son el resultado de mezclas complejas, que en su mayoría co- 
rresponden a hidrocarburos parafínicos o alcanos con la fórmula general C,H5,,;. 
Generalmente, los hidrocarburos con más de diez átomos de carbono son considerados 
como un solo grupo conjuntamente con el decano. Los gases naturales contienen prin- 
cipalmente metano y progresivamente pequefias cantidades de etano, propano y otros 
más pesados, mientras que el petróleo crudo contiene hidrocarburos más pesados y mo- 
léculas con otros elementos además del carbono y el hidrógeno. La composición de los 
hidrocarburos ayuda a determinar si los materiales serán gaseosos o líquidos en el yaci- 
miento y en la superficie, y cuán fácilmente pueden ser recuperados. 


En cuanto al agua, prácticamente siempre está presente con el petróleo y el gas, v 
su composición y propiedades afectan también la producción de hidrocarburos, aun 
cuando su comportamiento es menos complejo. 


Cuando se trata de evaluar un yacimiento en términos del rendimiento de hidro- 
carburos esperado, es necesario determinar las propiedades físicas del petróleo crudo, 
del gas natural y del agua en condiciones estáticas y dinámicas tanto en el yacimiento 
como en la superficie. Usualmente, esta información se obtiene de las pruebas experi- 
mentales que se realizan a muestras tomadas del yacimiento, pero si éstas no existen, o 
no fueron tomadas en forma apropiada para que sean representativas, el ingeniero de 
petróleo debe determinarlas en forma aproximada aplicando correlaciones derivadas 
empíricamente a partir de datos de campo en yacimientos con fluidos similares, de las 
cuales las más importantes se presentan en este capítulo. 
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1. Propiedades del gas natural 
Un gas natural se define como un fluido homogéneo de baja viscosidad y densidad 


que no tiene un volumen definido, pero se expande completamente para llenar el reci- 
piente que lo contiene. Generalmente, es una mezcla de hidrocarburos gaseosos y no 
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gaseosos y está formado por los miembros más volátiles de la serie parafínica de hidro- 
carburos (C,H54,5), desde el metano (CH y ó С,) hasta el heptano y componentes más 
pesados (СУН %& © C} ). En cuanto a los hidrocarburos no gaseosos, también conocidos 


como impurezas, incluyen el dióxido de carbono (СО), el sulfuro de hidrógeno (H5S), el 
nitrógeno (N;), el helio (He), el vapor de agua y otros. 


El contenido de CO, del gas natural en Venezuela es, en promedio, de un 596, aun- 
que en ciertas áreas productoras del Oriente del país alcanza un 10 o 2096. Esta impureza 
produce graves errores, hasta de un 1096, enla determinación de las propiedades del gas 
mediante correlaciones para mezcla de hidrocarburos, razón por la cual se hace necesa- 
rio hacer ciertas correcciones a los métodos evaluativos para tener en cuenta la presen- 
cia de componentes no hidrocarburos en el gas! *. 


Ahora bien, en todos los yacimientos petrolíferos el gas natural se encuentra aso- 
стадо con el petróleo y su cantidad depende básicamente de la composición de este úl- 
timo, de modo que será mayor cuando se trata de crudos livianos y menor cuando sean 
crudos pesados. Además, aunque no existan hidrocarburos líquidos, el gas puede estar 
presente. 

La Tabla 3.1 (en la página siguiente) muestra algunas propiedades de los compo- 
nentes del gas natural. 


El comportamiento de un gas ideal se describe de acuerdo con los postulados de la 
teoría cinética que se señalan a continuación: 


• Los gases están compuestos de moléculas en movimiento aleatorio, las cuales su- 
fren colisiones aleatorias entre ellas y las paredes del recipiente que contiene el gas. 


* El volumen de las moléculas es despreciable comparado con el volumen total de un 
gas. 


* Las colisiones entre las moléculas del gas y las paredes del recipiente son elásticas. 


* Adicionalmente, si el gas está en el interior de un recipiente, se supone que las coli- 
siones con sus paredes son instantáneas y perfectamente elásticas y no existen 
fuerzas atractivas ni repulsivas entre ellas. 


Con base en esta teoría se ha derivado una expresión matemática, conocida como 
ecuación de estado, que expresa la relación existente entre la presión p, el volumen V y la 
temperatura T para una cantidad n de moles de gas. Esta relación para gases perfectos se 
denomina ley de los gases ideales y se expresa matemáticamente por la siguiente 
ecuación: 


ру = nRT (3.1) 


donde p es Іа presión absoluta en Ірса; V, el volumen еп pie”; Т, Іа temperatura absoluta 
en °R; n, el número de moles de gas en Ib-mol; у R, la constante universal de los gases, la 
cual para estas unidades tiene el valor de 10,73 lIpca-pie*/Ib-mol-R. 

El número de moles de gas, esto es, n, se define como el peso del gas m dividido por 
el peso molecular M, o sea: 
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Tabla 3.1. Propiedades де los componentes del gas natural"! 


| Componente 7010 Peso molecular. Temp, crítica . Pres.-crítica : Vol..crítico 
= lculos); (b/übimoh. а  (CR)- рса) (pie? Al 

Metano Ci 16,043 343,37 667,8 0,0988 0,554 = 
Etano С 30,070 550,09 707,8 0,0783 1,038 0,356* Е 
Ргорапо C3 44,097 666,01 616,3 0,0727 1,523 0,508* = 
n-Butano n-C4 58,123 765,65 550,7 0,0703 2,007. 0,508* 5 
j-Butano i-C4 58,123 734,98 529,1 0,0714 2,007 0,563 m 
n-Pentano п-С5 72,151 845,70 488,6 0.0675 2,491 0,631 5 
i-Pentano i-Cg 72,151 829,10 490,4 0,0679 2,491 0,625 а 
п-нехапо nCgH;4, | n-Cg 86,178 913,70 436,9 0,0688 2,975 0,664 E 
n-Heptano nC;Hjg  mG; 100,205 972,80 396,8 0,0691 3,460 0,688 = 
n-Octano nCgHig  Nn-Cg 114,232 1024,22 360,6 0,0690 3,944 0,707 3 
n-Nonano nCsH а п-Сә 128,259 1070,68 332,0 0,0684 4,428 0,722 o 
n-Decano nC;gHg?  n-Cig 142,286 1112,10 304,0 0,0679 4,913 0,734 © 
Aire N2402 №0 28,963 238,69 546,9 0,0517 1,000 0,875* 8 
Agua HO о 18,015 1165,16 3198,8 0,0497 0,622 1,000 z 
Dióxido de carbono СО СО 44,010 547,90 1071,0 0,0344 1,520 0,818“ 5 
нећо Не He 4,003 9,69 32,99 0,2300 0,138 0,138 E 
Sulfuro de hidrógeno HS HS 34,076 672,70 1306,0 0,0461 1,177 0,801* 4 
Nitrógeno N5 Мә 28,013 227,60 493,0 0,0510 0,967 ? 
Oxígeno O, О _ 31,990 278,57 731,4 0,0367 1,105 1,142* 


"А la presión de saturación y 60°F. 
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n=" (3.2) 


Combinando las ecuaciones 3.1 y 3.2 resulta: 
V= [2 er (3.3) 
p M ; 


donde m es el peso del gas en lb y M, el peso molecular en Ib/Ib-mol. 

Puesto que la densidad se define como Ја masa por unidad de volumen де la sus- 
tancia, la ecuación 3.3 puede re-arreglarse para estimar la densidad del gas a cualquier 
presión y temperatura. Así se tiene: 
A DM 


= 3.4 
М КТ TM 


Pg 
donde p, ез la densidad del gas en Ib/pie?. 


EJERCICIO 3.1 


Tres libras de n-butano se colocan en un recipiente a 120% y 60 Ірса. Calcular el 
volumen de gas suponiendo que su comportamiento es ideal. 
Solución: 


* Paso 1: Determine el peso molecular del butano normal a partir de la Tabla 3.1, lo 
cual da M = 58123. 


* Paso 2: Calcule el volumen de gas usando la ecuación 3.3: 


(2) 
у = |— |-— 
M; p 
1073)(120 + 4 
- | M EU 60) L 5 35 pie’. 
58123 60 


EJERCICIO 3.2 
Usando los datos del ejemplo anterior, calcular la densidad del n-butano. 


Solución: 
En este caso se calcula la densidad usando la ecuación 3.4: 
(60)(58123) 


= ————————— = 0,56 Ib/pie? 
8 (1073)(120+ 460) `” ре 


Como se señaló anteriormente, еп la ecuación del comportamiento де los gases 
ideales no se tiene en cuenta el volumen ocupado por las moléculas ni las fuerzas de 
atracción y repulsión entre ellas. Por esta razón, la ecuación 3.1 sólo puede utilizarse a 
bajas presiones (< 50 Ірса) y a temperaturas moderadas. 
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En vista de que el gas natural existe en todos los yacimientos de hidrocarburos, es 
muy importante conocer sus propiedades físicas y químicas, las cuales están relaciona- 
das con las variables más importantes de los yacimientos: la presión, el volumen y la 
temperatura. Tales propiedades son las que se señalan a continuación! y pueden obte- 
nerse experimentalmente en el laboratorio o por predicción, usando expresiones mate- 
máticas o correlaciones numéricas: 


• Peso molecular aparente, M, 
* Volumen en condiciones normales, Vc 
* Densidad del gas, p, 


* Volumen específico, v 
* Gravedad específica del gas, y е 


• Factor де compresibilidad, 2 
• Coeficiente isotérmico de compresibilidad del gas, с, 


* Factor volumétrico del gas en la formación, B, 
• Factor de expansión del gas, E, 


• Viscosidad, и 2 


1.1. Peso molecular aparente 


Una de las principales propiedades del gas, que frecuentemente interesa a los inge- 
nieros, es el peso molecular aparente. Si у, representa la fracción molar del componen- 
te į en una mezcla de gases, el peso molecular aparente se define matemáticamente por 
la siguiente ecuación: 


Ма = У yM; (3.5) 
i=l 
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donde M, es el peso molecular aparente de la mezcla; y;, la fracción molar del compo- 
nente 7 en la mezcla де gas; у M;, el peso molecular del componente i en la mezcla. 
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1.2. Volumen en condiciones normales 


En muchos cálculos de ingeniería es conveniente medir el volumen ocupado por 
1 Ib-mol de gas a una presión y temperatura de referencia. Estas condiciones de referen- 
cia usualmente son 14,7 Ірса y 60°Е y se conocen como condiciones estándar o norma- 
les. El volumen estándar se refiere al volumen de gas ocupado por 1 Ib-mol de gas en 
condiciones de referencia. Aplicando estas condiciones a la ecuación 3.1 y resolviendo 
para el volumen, resulta: 


_ ФАТ, — (00073)(520) 
ii Psc i 147 


= 3794 PCN/Ib-mol (3.6) 
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donde у, es el volumen en condiciones normales, PCN/Ib-mol; Tų, la temperatura en 
condiciones normales, °R; y Рр, la presión en condiciones normales, Ipca. 


1.3. Densidad 

La densidad de una mezcla de gas ideal se calcula reemplazando el peso molecular del 
componente puro en la ecuación 3.4 por el peso molecular aparente de la mezcla de gas: 

Pg == (3.7) 


donde p, esla densidad de la mezcla de gas en Ib/pie? y M,, el peso molecular aparente. 


1.4. Volumen específico 


Se define como el volumen ocupado por la unidad de masa del gas. Para un gas 
ideal, esta propiedad se calcula aplicando la ecuación 3.3: 


ya a id = : (3.8) 


m PMa Pg 


donde v es el volumen específico еп pie?/lb; y p g» la densidad del gas en lb/pie?. 


1.5. Gravedad específica 


Se define como la relación entre la densidad del gas y la del aire. Ambas densidades 
se miden y expresan a la misma presión y temperatura, las cuales, comúnmente, corres- 
ponden a la temperatura y presión en condiciones normales. Esto es: 


ERI (3.9) 


Paire 


Suponiendo que el comportamiento de la mezcla de gas y aire se describe por la 
ecuación de gases ideales, la gravedad específica se puede expresar también de la si- 
guiente manera: 


PscMa 
RN RT, C 
P sc Maire 


RT 


se 


Ув 


Simplificando resulta: 


Ma мМ, 
yg = (3.10) 
Mag, 2896 


donde y , es la gravedad específica del gas; Paire, la densidad del aire; M gire, el peso mo- 
lecular aparente del aire (= 28,96); M,, el peso molecular aparente del gas; p „с, la pre- 
sión estándar en lpca; y Т, la temperatura estándar en °R. 
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En los análisis cromatográficos, los elementos más pesados que aparecen en pe- 
queñas proporciones en el gas natural se reportan como CE о p , y Sus propiedades 


pueden evaluarse de acuerdo con la información que se disponga sobre ellos. Así, si se 
conoce la gravedad específica o el peso molecular, se pueden estimar las propiedades 
del compuesto haciendo una interpolación lineal en la Tabla 3.1. 


EJERCICIO 3.3 


Un yacimiento de gas está produciendo a una tasa de 1,1 MMPCN/día con una gra- 
vedad específica de 0,65. La presión promedio del yacimiento y la temperatura son: 1500 
lpca y 150°Е, respectivamente. Estimar: 


a) El peso molecular aparente del gas 

b) La densidad del gas en condiciones de yacimiento 
с) Tasa de flujo en Ib/día 

Solución: 


* Paso 1: Usando la ecuación 3.10, se calcula el peso molecular aparente de la mez- 
cla: 


Ма = 2896 y, 
M, = (2896)(065) = 1882 
* Paso 2: Aplicando la ecuación 3.7 se determina la densidad del gas: 


_ (1500)(18,82) _ 


z 4311b/pie? 
Ра ^ 10731610) р 


• Paso 3: Dado que 1 1р-то! ocupa 379,4 pie? en condiciones normales, entonces el 
número de moles diarios que el gas produce en el pozo puede calcularse por: 


| (40006 


= 2899 Ib-mol 
379,4 | 
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• Paso 4: Se calcula la masa diaria (m) де gas producido a partir de la ecuación 3.2: 
т = (n(M,) 
m = (2899)(1882) = 54559 Ib/día 
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EJERCICIO 3.4 


Un pozo de gas está produciendo gas natural con la siguiente composición: 


Componente: 
CO; 0,05 
Bb 0,90 
C 0,03 
Es 0,02 
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Suponiendo comportamiento ideal del gas, calcular: 
a) Peso molecular aparente 

b) Gravedad específica 

с) Densidad del gas a 2000 Ірса y 150?F 

d) Volumen específico a 2000 Ірса y 150°Е 


Solución: 
• Paso 1: Construya la siguiente tabla: 


CO, 0,05 44,01 3,200 


Ci 0,90 16,04 14,436 
С, 0,03 30,07 0,902 
Са 0,02 44,11 0,882 


• Paso 2: Aplique la ecuación 3.5 y calcule el peso molecular aparente: 
M, = 18,42 


• Paso 3: Calcule la gravedad específica usando la ecuación 3.10: 


• Paso 4: Calcule la densidad aplicando la ecuación 3.7: 


_ (2000)(18,42) 


- = 5628 lb/pie? 
5 (1073)(610) ' Lag 


* Paso 5: Determine el volumen específico usando la ecuación 3.8: 


TE ы jes 
y= 5628 ^ 0178 pie"/Ib 

Los gases reales son los que en condiciones ordinarias de temperatura y presión se 
comportan como gases ideales; pero si la temperatura es muy baja o la presión muy alta, 
sus propiedades se desvían en forma considerable de las de los gases ideales. Regular- 
mente las condiciones reales de flujo del gas natural a través de tuberías y medios poro- 
sos son de alta presión (50-5000 Ірса) y moderadas temperaturas (80-250°Р). En tales 
condiciones, el gas natural tiene un comportamiento real y no ideal, por lo que es nece- 
sario tener en cuenta el volumen ocupado por las moléculas y las fuerzas de atracción y 
repulsión entre ellas. 


1.6. Factor de compresibilidad z 


Se han desarrollado numerosas ecuaciones de estado con el fin de correlacionar 
las variables de presión-volumen-temperatura para gases reales con datos experimenta- 


84 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


les. Así, por ejemplo, para poder expresar una relación más aproximada entre dichas va- 
riables pVT, se ha introducido en la ecuación 3.1 un factor de corrección denominado 
factor de compresibilidad del gas, factor de desviación del gas o simplemente 
factor z. Tal ecuación tiene la siguiente forma: 


pV = znRT (3.11) 


donde el factor de compresibilidad del gas es una cantidad adimensional. 


1.6.1. Determinación del factor de compresibilidad 


Como se indicó antes en la ecuación 3.11, el factor de compresibilidad z es un fac- 
tor de corrección introducido en la ecuación general de los gases ideales, que se puede 
obtener experimentalmente dividiendo el volumen real de n moles de un gas a p y T, en- 
tre el volumen ideal ocupado por la misma masa de gas a la misma temperatura y pre- 
sión, o sea: 

= Vactual = V 
Videal (nRT)/ p 

Los estudios realizados!!! sobre factores de compresibilidad del gas para gases 

naturales de diferentes composiciones, han mostrado que pueden generalizarse con 


bastante aproximación cuando se expresan en función de las dos propiedades adimen- 
sionales siguientes: 


* Presión seudorreducida 
* Temperatura seudorreducida 
Éstas se definen por las siguientes expresiones: 


p 

"E (3.12) 
~ Pa 
Т 

fo mme (3.13) 
Sr T. 
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donde p es la presión del sistema, Ірса; p „у, la presión seudorreducida adimensional; T, 
la temperatura del sistema, °R; T¿,, la temperatura seudorreducida, adimensional; p s y 
T,., la presión y temperatura seudocríticas, respectivamente, definidas por las siguien- 
tes relaciones con base en la composición del gas: 
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N 
Pse = У payi (3.14) 
ja 
N y 
Те = „Лау! (3.15) 


donde p,; y Т son la presión y temperatura crítica absolutas del componente i; y y; la 
fracción molar del componente i. 
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La presión y temperatura obtenidas con las ecuaciones 3.14 y 3.15 son llamadas 
seudocríticas porque no son la temperatura y presión críticas verdaderas de las mezclas 
de hidrocarburos. Los errores que se cometen cuando se toman Ts. y р como las críti- 
cas verdaderas son del orden del 15 y 6596, respectivamente. Las propiedades seudocrí- 


ticas se usan como parámetros de correlación para generar las propiedades del gas. 


1.6.2. Método gráfico de Standing y Katz 

Basados en el concepto de propiedades seudocríticas, Standing y Katz'! presenta- 

ron una correlación generalizada para determinar el factor de compresibilidad del gas, la 
cual se presenta en la Figura 3.1. Esta figura representa el factor de compresibilidad de 
un gas natural en función de py, Y Tsr. 
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EJERCICIO 3.5 


Un yacimiento contiene gas con la siguiente composición: 


i 
0,02 
0,01 
0,85 
0,04 
0,03 
0,03 


n-C4 0,02 


La presión inicial y la temperatura del yacimiento son 3000 Ірса у 180°F, respecti- 
vamente. Calcular el factor de compresibilidad del gas en condiciones iniciales del 
yacimiento. 

Solución: 

• Paso 1: Construya la siguiente tabla 


547,91 10,96 1071,0 21,42 


0,01 227,49 2,27 493,1 4,93 
0,85 343,33 291,83 666,4 566,44 
0,04 549,92 22,00 706,5 28,26 
0,03 666,06 19,98 616,4 18.58 
i-C4 0,03 734,46 23,03 527,9 15.8- 
n-C4 0,02 765,62 15,31 550,6 11,01 


Dsc = 66638 


Тес = 38438 


шо2'уеипоц озивјдолеобје / оомула OYIPVOD TVIDIASA NỌI9103 0102 O LHOIHAdOO 


• Paso 2: Determine la presión seudocrítica usando la ecuación 3.14: 


Ps. = 666,38 
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• Paso 3: Determine la temperatura seudocrítica usando la ecuación 3.15: 
Т« = 384,38 


• Paso 4: Calcule la presión у la temperatura seudorreducida usando las ecuaciones 
3.12 y 3.13, respectivamente: 


3000 
NE = 450 
Psr = 66658 
640 
= = 1,67 
57 38438 
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• Paso 5: Determine el factor de compresibilidad 2 a partir de la Figura 3.1: 
2 = 0,85 


La ecuación 3.11 puede expresarse en términos del peso molecular aparente M, у 
del peso del gas m: 


ya Д-т 
Ма 


Resolviendo la relación anterior para el volumen específico у la densidad del gas, 
se obtiene: 


з E Г (3.16) 
m pM, 
1 pM, 
ila 3.17 
Ps = V7 ZRT e 


donde v es el volumen específico, pie?/Ib; y р, la densidad, Ib/pie?. 


EJERCICIO 3.6 


Usando los datos del ejemplo anterior y suponiendo un comportamiento real del 
gas, calcule la densidad de la fase gas en condiciones iniciales del yacimiento. Compare 
los resultados con los obtenidos considerando el comportamiento del gas ideal. 


Solución: 


CO; 0,02 44,01 0,88 547,91 10,96 1071 21,42 


№ 0,01 28,01 0,28 227,49 2,27 493,1 4,93 

e 0,85 16,04 13,63 343,33 291,83 666,4 566,44 

C 0,04 30,1 1,20 549,92 22,00 706,5 28,26 

Es 0,03 44,1 1,32 666,06 19,98 616,4 18,48 

ie Ta 0,03 58,1 1,74 734,46 22,03 527,9 15,84 

n-C4 0,02 58,1 1,16 765,62 15,31 550,6 11,01 
Ма = 20,23 Та =384,38 рус = 666,38 


• Paso 1: Calcule el peso molecular aparente usando la ecuación 3.5: 
M, = 2023 

• Paso 2: Determine la presión seudocrítica usando la ecuación 3.14: 
Ps. = 666,38 

* Paso 3: Determine la temperatura seudocrítica usando la ecuación 3.15: 
Т« = 384,38 
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* Paso 4: Calcule la presión y la temperatura seudorreducida usando las ecuaciones 
3.12 y 3.13, respectivamente: 


_ 3000 _ 
Psr 66638 ” 
640 
Tuc =16 
57 38438 f 


• Paso 5: Determine el factor де compresibilidad 2 a partir de la Figura 3.1: 
2 = 085 
• Paso 6: Calcule la densidad del gas usando Іа ecuación 3.17: 


.. (3000)(20,23) 


= = 10,4 lb/pie? 
P8 = (085)0,73)(640) ГР 


• Paso 7: Calcule la densidad del gas suponiendo un comportamiento ideal del gas 
usando la ecuación 3.7: 


_ (3000)(20,23) 


= = 884 lb/pie? 
8 (1073)(640) AD 


Los resultados muestran que la ecuación de un gas ideal permite estimar la densi- 
dad del gas con un error del 15% si se compara con la densidad estimada mediante la 
ecuación para un gas real. 

Cuando no se conoce la composición del gas, las propiedades seudocríticas se 
pueden estimar a partir de su gravedad específica. En esto se basaron Brown, Katz. 
Oberfell y Alden!? quienes presentaron un método gráfico que permite realizarlo con 
muy buena aproximación conociendo ünicamente la gravedad del gas. Esta correlación 
se presenta en la Figura 3.2. 

Standing’? expresó esta correlación gráfica por medio de las siguientes ecuaciones 
para estimar p « y Тас: 


* Caso 1: Sistemas de gas natural 


шоо'ецпоц ооивдолеобје / OONY TH O8IrVOO 1VI23dS3 могогаз 0102 O LHOIHAdOO 


Ра = 677 +15у в — 37,5y% (3.18) 


«0H933830 пі 39IX3 тузмгилпо OHO333G NA ONIS ауоааома 3G VIAHOd умп S3 ON чоту за OHO3SHSQ 713.. 'VIONILYJAGY 
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Tsc = 168 + 325y y —12,5y% (3.19) 


• Caso 2: Sistemas de gas condensado 


Psc = 706— 517y g —111y% (3.20) 
Tsc = 187 + 330y ; — 715y% (3.21) 


donde р es la presión seudocrítica en Ірса; Tsc, la temperatura seudocrítica en °R; у 
У g la gravedad específica de la mezcla de gas. 
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Límites 
Max. 5% N: 
2% CO» 
2% H;S 


300 = 
0,5 


Solución: 


[s 
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0,6 0,7 0,8 0,9 1,0 1,1 1,2 
Gravedad del gas, aire=1 


Figura 3.2. Propiedades seudocríticas del gas natural (adaptada de GPSA?). 


EJERCICIO 3.7 


Resolver el ejercicio 3.5 calculando las propiedades seudocríticas por medio de las 
ecuaciones 3.18 y 3.19. 


* Paso 1: Calcule la gravedad específica del gas: 
Ма _ 2023 


О zoe бе 
Ys = 5896 2996 00°? 


* Paso 2: Calcule las propiedades seudocríticas aplicando las ecuaciones 3.18 y 3.19: 


Psc = 677 +15(0699) — 37,5(0699)2 = 6692 Ipca 


Ts. = 168 + 325(0699) – 12,5(0699)? = 3891 ^R 


• Paso 3: Calcule la presión у la temperatura seudorreducida usando las ecuaciones 
3.12 y 3.13, respectivamente: 


3000 


Psr = 225 448 


669,2 
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640 
s == 164 
3891 


• Paso 4: Determine el factor de compresibilidad 2 a partir de la Figura 3.1: 
2 = 0845 
• Paso 5: Calcule la densidad del gas usando la ecuación 3.17: 


(3000)(2023) 


y AS a 
Ps  1085)1073)(640) das 


El método de Standing y Katz ha tenido bastante aceptación en la industria del pe- 
tróleo por dos razones básicas: exactitud dentro de un 3% en relación con los valores ex- ' 
perimentales de z y facilidad de los cálculos. 


Para tener buenos resultados con este método se deben tener en cuenta las si- 
guientes limitaciones del mismo: 


1. El gas natural debe ser rico en metano (С, > 80%). 
2. El gas no debe tener hidrocarburos aromáticos. 


3. El gas no debe tener impurezas. Un contenido de 20% de N, produce un error del 
4%, y la presencia де CO», un error en el cálculo dez igual al valor del porcentaje de 
со, en la mezcla. 


4. No presenta buenos resultados a temperaturas y presiones cercanas a la crítica. 
5. No se recomienda su uso en el cálculo de 2 a presiones mayores de 10000 Ірса. 


1.6.2.1. Ajuste de las curvas de Standing y Katz 
Con el fin de ajustar las propiedades seudocríticas de los gases cuando el gas natu- 
ral tiene impurezas (N,, CO,, H5S), se han desarrollado dos métodos: 
• Corrección de Wichert y Aziz!* 
* Corrección de Carr, Kobayashi y Burrows!? 


1.6.2.1.1. Corrección de Wichert y Aziz 


Frecuentemente, los gases naturales que contienen CO; yH5S exhiben un compor- 
tamiento del factor de compresibilidad diferente al de un gas dulce, razón por la cual Wi- 
chert y Aziz!* presentaron un procedimiento para tomar en cuenta esas impurezas. Éste 
permite el uso de la carta generalizada de Standing y Katz!! (Figura 3.1), usando un fac- 
tor de corrección para ajustar la temperatura y presión seudocrítica, el cual depende de 
la concentración de СО; y H5S en el gas. Las expresiones utilizadas son: 


uo2'jeugougyoo»ue|qolfeoBje / OONY T8 ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 
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Tie = Tu Fg | (3.22) 


T 
Psc! sc (3.23) 


Ps = т. + Ва BE 


donde T, es la temperatura seudocrítica en °R; р, la presión seudocrítica en Ірса; Ту, 
la temperatura seudocrítica corregida en °R; р, la presión seudocrítica corregida en 
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Ipca; B, la fracción molar de Н,5 en la mezcla de gas; у F,, , el factor de ajuste de la tem- 
peratura seudocrítica, definido matemáticamente por la siguiente expresión: 


Бар =120(4%? — А!6)+15(8%9 — B?) (3.24) 


donde el coeficiente A es la suma de las fracciones molares de H5S y CO; presentes еп la 
mezcla de gas, o sea: 


A= Уна tYco, У B= Ун 


Habiendo corregido la temperatura y presión seudocríticas, debido a la presencia 
de componentes no hidrocarburos, se calculan la presión y la temperatura seudorredu- 
cidas con las cuales se obtiene z a partir de la Figura 3.1. El procedimiento se resume a 
continuación: 


• Paso 1: Calcular las propiedades seudocríticas de la mezcla de gas aplicando las 
ecuaciones 3.18 y 3.19 o las ecuaciones 3.20 y 3.21. 


e Paso 2: Estimar el factor de ajuste de la temperatura Fs, utilizando la ecuación 
3.24. 


• Paso 3: Ajustar la temperatura y presión calculadas en el paso 1, aplicando las 
ecuaciones 3.22 y 3.23. 


• Paso 4: Calcular la presión y la temperatura seudorreducida usando las ecuaciones 
3.12 y 3.13, respectivamente. | 


• Paso 5: Determinar el factor de compresibilidad 2 a partir de la Figura 3.1. 


EJERCICIO 3.8 


Un gas natural ácido* tiene una gravedad específica de 0,7. El análisis composi- 
cional muestra que contiene 5% de СО, y 10% de H,S. Calcule la densidad del gas а 
3500 Ірса y 160°Е. 


Solución: 


• Paso 1: Calcule las propiedades seudocríticas sin corregir aplicando las ecuaciones 
3.18 y 3.19: 


Psc = 677 +15(07) – 37,5(07)? = 669,1 Ipca 
Ts. = 168 + 325(07) —12,5(07)? = 389,38 °R 
• Paso 2: Ajuste la temperatura seudocrítica utilizando la ecuación 3.24: 


Fs —120(0159? — 01519) +15(01%% — 01%) = 20,735 


* Un gas natural se considera ácido cuando contiene un grano (— 0,06479891 g) de H,S por 
cada 100 pie? (en general >4 ppm). 
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• Paso 3: Corrija la temperatura seudocrítica utilizando la ecuación 3.22: 
Ti, = 389,38 — 20,735 = 36864 
* Paso 4: Corrija la presión seudocrítica utilizando la ecuación 3.23: 


Я (6691) (368,64) 


Ps = = 630,44 
389,38 +011 — 0,1)(20,735) 


d 


e Paso 5: Calcule la presión y la temperatura seudorreducida usando las ecuaciones 
3.12 y 3.13, respectivamente: 


_ 3500... 
Psr = 65044 > 
160+ 
MUT а 
36864 


• Paso 6: Determine el factor de compresibilidad 2 a partir de la Figura 3.1: 
2 = 0,89 

• Paso 7: Calcule el peso molecular aparente del gas usando la ecuación 3.10: 
Ма = (2896)(07) = 2027 

• Paso 8: Calcule la densidad del gas usando la ecuación 3.17: 


(3500)(20,27) | 
E = 1198 lb/pie? 
ng (0,89)(10,73)(620) 98 Ib/pie 


1.6.2.1.2. Corrección de Carr, Kobayashi y Burrows 
Carr, Kobayashi y Burrows? presentaron un procedimiento simplificado para ajus- 
tar las propiedades seudocríticas de gases naturales que contienen impurezas, el cual 
puede usarse cuando no se conoce la composición del gas natural. El procedimiento se 
resume en los siguientes pasos: 
1. Conociendo la gravedad específica del gas natural, calcular la temperatura y pre- 
sión seudocrítica utilizando las ecuaciones 3.18 y 3.19. 
2. Ajustar las propiedades seudocríticas estimadas utilizando las siguientes ecuacio- 


uo2'jeugougyoo»ue|qolfeoBje / OONY T8 ОЫІГУОО TVIDIASA NOIOIO3 0L0Z O LHOIHAdOO 
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nes: 
Tsc = Те – 80yco, *130y u.s — 250 yy, (3.25) 
Psc = Рас + 440 у со, "600 Ун „5 —170 yy, (3.26) 


donde T;. es la temperatura seudocrítica corregida, °R; Т, la temperatura seudo- 
crítica sin ajustar, ^R; ру, la presión seudocrítica corregida, Ірса; р, la presión 
seudocrítica sin ajustar, Ірса; y co, la fracción molar de CO; en la mezcla de gas; 
Ун, la fracción molar de H¿S en la mezcla de gas; у уп, la fracción molar de ni- 
trógeno en la mezcla de gas. 
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3. Usar la temperatura y presión seudocrítica ajustada para calcular las propiedades 
seudorreducidas. 


A 


. Calcular el factor z a partir de la Figura 3.1. 


EJERCICIO 3.9 


Usando los datos del ejercicio 3.8, calcular la densidad del gas mediante la correc- 
ción de Carr, Kobayashi y Burrows!*. 


Solución: 


• Paso 1: Calcule las propiedades seudocríticas del gas sin corregir con las ecuacio- 
nes 3.18 y 3.19: 


Psc = 677+15(07) – 37,5(0,7)? = 6691 Ipca 
To. = 168 + 325(0,7) – 12,5(0,7)? = 389,38 °R 


• Paso 2: Ajuste las propiedades seudocríticas del gas usando las ecuaciones 3.25 y 
3.26: 


Ре = 6691 + 440(005) + 600(010) — 170(0) = 751,1 Ірса 
Ti. = 389,38 — 80(0,05 +130(0,10) — 250(0) = 398,38 “R 


• Paso 3: Calcule la presión y temperatura seudorreducida: 


3500 
„ = === = 456 
Ра 7511 
620 
= =156 
57 398,38 


• Paso 4: Determine el factor de compresibilidad z a partir de la Figura 3.1: 
2 = 082 
• Paso 5: Calcule la densidad del gas usando la ecuación 3.17: 


(3500)(20,27) 


= 5 = 13,00 lb/pie? 
5 (082)(1073)(620) is 


1.6.3. Cálculos directos del factor de compresibilidad 


La correlación gráfica de Standing y Katz!! se ha utilizado con mucha confianza en 
la industria del petróleo durante los ültimos 40 afios y, por ello, muchos autores han tra- 
tado de ajustar las curvas por métodos numéricos con el fin de obtener valores de z por 
medio del computador. Las siguientes correlaciones empíricas son muy utilizadas: 


1.6.3.1. Método de Sarem 


Uno de los primeros ajustes numéricos a las curvas de Standing y Katz’! fue pre- 
sentado por Ѕагет!ё basándose en los polinomios de Legendre de 0 a 5 grados. La ecua- 
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ción del ajuste tiene 36 coeficientes que relativamente ocupan poco espacio de memoria 
de un computador y es como sigue: 


5 5 
z= y Amn Em COPY) (3.27) 
m=0 n=0 
2P sy = 15 2T, —4 "T 
donde x = БТЕ. у= la Т Pin» Ра son los polinomios de Legendre de grado т 


y n, respectivamente. Cada sumatoria da origen a seis términos, por lo que en total la 
ecuación 3.27 tiene 36 términos. Los polinomios de Legendre de 0 a 5 grados tienen las 
siguientes formas: 


P, (x) = 07071068 

P, (x) = 1224745 

Р,(х) = 07905695(3x? — 1) 

P, (x) = 09354145(5x? — 3x) 

P; (x) = 0265165(35х* — 30x? + 3) 
P; (x) = 0293151(63х° — 70x? +15х) 


Los polinomios con argumentos y se calculan utilizando las mismas ecuaciones 
anteriores, pero cambiando la x por la y. 

En la Tabla 3.2 se presentan los coeficientes Amn. Para los intervalos 
105 < Т € 295y0] € Ps, < 149, el error de ajuste con respecto a los valores leídos en la 
curva de Standing y Katz es menor de 0,496. 


Tabla 3.2. Coeficientes А„ para estimar el factor de compresibilidad'^ 


in-4; 


HOS n= E : п =5 

О 2,1433504 0,0831762 -0,0214670 -0,0008714 0,0042846 –0,0016595 

1 0,3312352 -0,1340361 0,0668810 -0,0271743 0,0088512 -0,0021520 
0,1057287 -0,0503937 0,0050925 0,0105513 -0,0073182 0,0026960 


2 
3 0,0521840 0,0443121 -0,0193294 0,0058973 0,0015367 -0,0028327 
4 
5 


шог'пеипоц озивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0102 © LHOIHAdOO 
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0,0197040 -0,0263834 0,01192620 -0,0115354 0,0042910 -0,0081303 
0,0053096 0,0089178  -0,0108948 0,0095594 -0,0060114 0,0031175 


Coeficientes Amn 
Ejemplo: Аз; = -0,0193294 Ард = -0,0060114 
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El método de Sarem puede usarse cuando el gas natural tiene impurezas, corri- 
giendo Ps. y Ts. por el método de Wichert y Aziz. 
1.6.3.2. Método de Hall y Yarborough 


Uno de los ajustes más utilizados es el de Hall y Yarborough'” debido a que es bas- 
tante exacto y muy fácil de programar, aun en pequeñas calculadoras. Las ecuaciones de 
este ajuste se basan en la ecuación de estado (EOS) de Carnahan-Starling* y los coefi- 
cientes de las correlaciones se calculan de datos tomados de la Figura 3.1. 


Estos autores proponen las siguientes fórmulas matemáticas: 


006125p t 
ps e lo 120-57] (3.28) 


donde p „ es la presión seudorreducida; t, el recíproco de la temperatura seudorreduci- 
da, esto es: Т / T; y Y, la densidad reducida que puede obtenerse a partir de la siguiente 
ecuación: 

21 Y? c y? +Y‘ 


5 - (X2Y? +(x3)Y** 20 (3.29) 
(1— Y) 


Б(у)= Xl 


donde ХІ = —006125p qt expl- 121 – 92] 
х2 = (1476! — 976 + 4,581) 
ХЗ = (907! — 242,21? + 42,413) 


ХА = (218+ 2820) 


Esta ecuación no lineal puede resolverse рог el método iterativo де Newton-Raph- 
son** o por ensayo y error. El procedimiento para resolverla a cualquier presión y tem- 
peratura seudorreducida se resume en los siguientes pasos: 


1. Estime un valor inicial de У“, donde k es un contador de iteración. Un valor apro- 
piado de Y está dado por la siguiente relación: 
ҮК = 00125р t exp| - 120 - ty? ] 


2. Sustituya este valor inicial en la ecuación 3.29 y evalúe la función no lineal. А me- 
nos que el valor correcto de Y se haya seleccionado inicialmente, la ecuación 3.29 
tendrá un valor de F(Y) distinto de cero. 


Ж Carnahan, N.F. y Starling, К.Е. (1969): J. Chem. Phys. 51, 635. 
** — Método de Newton-Raphson, desarrollado en 1669, De analysi per aequationes numero ter- 
minorum infinitas”. 
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3. Calcule un nuevo valor de Y, esto es, Y**!, utilizando la siguiente expresión: 
К 
Y 
y EH = yk — 2 2 (3.30) 
f Y>) 


donde f '(y* ) se obtiene evaluando la derivada de la ecuación 3.29 a yk , es decir: 


1+ AY + AY? — 4Y? + y? 


оү — 2(X2)Y + (x3) (x 4)y C479 (3.31) 


ГО) = 


4. Los pasos 2 у 3 se repiten п veces hasta que el error absoluto se haga menor que el 
error de tolerancia. Por ejemplo: abs(Y* — Y**!) <107!2. 


5. El valor correcto de Y se usa entonces en la ecuación 3.28 para estimar el factor de 

compresibilidad. i 

Hall y Yarborough!” no recomiendan el método si la temperatura seudorreducida 
es menor de uno. 

Por su parte, Такас5!“ determinó que el error promedio en el cálculo de 2 por el 
ajuste de Hall y Yarborough” es del 0,518% en comparación con el obtenido por el mé- 
todo de Standing y Katz!!. Para obtener buenos resultados por este ajuste se recomienda 
que T,, y Ps, estén entre los siguientes límites: 


12<T,, £30 


sr — 
01 S p, <240 


Para gases naturales con impurezas se recomienda corregir Ts y p sr por el método 
de Wichert y Aziz. 


1.6.3.3. Método de Dranchuk y Abu-Kassem 
Dranchuk y Abu-Kassem!? derivaron una expresión analítica para calcular la den- 
sidad reducida del gas por medio de la cual se puede estimar el factor de compresibilidad 
del gas. La densidad reducida del gas p, se define como la relación entre su densidad a 
una determinada presión y temperatura con respecto a las condiciones críticas de pre- 
sión y temperatura, es decir: 


РМа Р 
P ZRT zT 
Ре Рема Pe 

Z,RT., — ZU, 


uo2'jeugougyoo»ue|qolfeoBje / OONY T8 OYIPVOD TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 
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pr = 


El factor de compresibilidad crítico del gas, 2, es aproximadamente 0,27, lo cual 
nos lleva a la siguiente expresión: 


шы рш (3.32) 


r 
ZT or 
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Los mismos autores proponen la siguiente ecuación de estado para calcular la 
densidad reducida del gas: 


R 
Јерг) = (Кор; – та + (Кз) — (Кару + Gg) App exp Апр +1=0 (3.33) 
F 


Los coeficientes К; hasta R; se definen por medio de las siguientes relaciones: 


3 4 5 
Ts Та Tsr Та 


Та 
А 
Та Ta 
pea Eg 8r 
4 7-49 
Ts Ta 
А 
Ке = Ej (3.34) 
Та 


Las constantes A, hasta А; se determinaron fijando la ecuación mediante el uso 
de modelos de regresión no lineal y hasta 1.500 puntos de la carta generalizada de Stan- 
ding y Katz!! para determinar el factor 2. Los coeficientes tienen los siguientes valores: 


j ; Ag А An 
-0,05165 0,5475 -0,7361 0,1844 0,1056 0,6134 0,7210 


A 
0,3265 


-1,0700 -0,5339 0,01569 


Ahora, la ecuación 3.33 puede resolverse para calcular p,, aplicando la técnica ite- 
rativa de Newton-Raphson mediante el siguiente procedimiento: 


• Paso 1: Se hace una estimación inicial del parámetro р“ donde К es ип contador 
iterativo, el cual se obtiene aplicando la siguiente relación: 
к 027р sr 


r 
Tsr 
• Paso 2: Se sustituye este valor inicial en la ecuación 3.33 y se evalúa la función no 
lineal. A menos que el valor correcto de pb se haya seleccionado inicialmente, la 


ecuación 3.33 tendrá un valor distinto de cero para la función f (pF ). 


k+1 


* Paso 3: Se calcula un nuevo valor de p,,esto es, p; , usando la siguiente expre- 


sión: 
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k 
k+1 к For) 
pi = р -> 
' Пре) 


В, 
Pus ue *2(83)p, — 5(,)рі +2(К5)р, ехр[— Ауур] 


; 
x [1+24125)– Арт @+ Ар? )] 


• Paso 4: Los pasos 2 y 3 se repiten n veces hasta que el error, esto es 
abs(p* — рк+!), sea pequeño comparado con una tolerancia, por ejemplo 107 !7, 
• Paso 5: El valor correcto de p, se utiliza en la ecuación 3.32 para calcular el factor 
de compresibilidad z: 
_ 0,27P sy 
Pr Tsr 
Esta correlación fue propuesta para duplicar valores del factor de compresibilidad 
de la carta de Standing y Ка!2! ! con un error absoluto promedio de 0.58596, y es aplicable 
en los siguientes rangos: 02 < Ps, < 30y 10 < Tr = 30. 
1.6.3.4. Método de Dranchuk, Purvis y Robinson 


Dranchuk, Purvis y Robinson?” desarrollaron una correlación basándose en la 
ecuación de estado de Benedict, Webb y Rubin*. Para ello, ajustaron la ecuación con 
1500 datos tomados del gráfico del factor z de Standing y Katz'', con lo cual optimiza- 
ron los ocho coeficientes de las ecuaciones propuestas. La ecuación tiene la siguiente 
forma: 


2 5 2 2 2 Т с 
1+Түр„ * Tp? +Тър5 +[7,p? (1+ Agp? )exp(- Asp? j] pos 0 (3.35) 


con: 
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А А А А-А А 027, 
T= AIRE tof | = | : “|, = y п = [Pee 
Та Tor Та Tsr Ti Та 


donde p, se define en la ecuación 3.32 у los coeficientes A, hasta Ag tienen los siguien- 
tes valores: 


pu : Y Ls Аб E E А8. 
0,31506237 -1 10467099 -0, 57832720 0,53530771 -0,61232032 -0,10488813 0,68157001 068446549 


* Benedict, M., Webb, С.В. y Rubin, L.C.(Abril.1940):/. Chem. Phys. 8,334-345. 
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El procedimiento para resolver la ecuación 3.35 es similar al de Dranchuk y 
Abu-Kassem”. El método es válido dentro del siguiente rango de presiones y temperatu- 
ras seudorreducidas: 02 S psr < 30 у 105 <Т., = 30. 


1.7. Compresibilidad del gas natural 


Para resolver muchos problemas de ingeniería de yacimientos es importante cono- 
cer como cambia la compresibilidad de un fluido con la presión y la temperatura. En 
efecto, para una fase líquida, la compresibilidad es pequeña y usualmente se supone 
constante, mientras que para una fase gaseosa no es ni pequeña ni constante. 


La compresibilidad isotérmica de un gas se define como el cambio en el volumen por 
unidad de volumen debido a un cambio unitario en presión a temperatura constante, o sea: 


110V 
===|— 3.36 
Cg БУ] (3.36) 


Se debe diferenciar claramente la compresibilidad de un gas, с; (Ipc^!), del factor 
de compresibilidad, z (adimensional). 


De Ја ecuación de estado para un gas real se tiene que: 
NRTZ 
р 


Diferenciando la ecuación anterior con respecto a presión considerando la tempe- 
ratura constante, se obtiene: 


др). р\9р) р 
Sustituyendo esta expresión еп la ecuación 3.36, resulta: 
1 1ја 
ср ==> je (3.37) 
р 2199] 


a 02 
Para un gas ideal, z = 1 y H = 0, por lo tanto: 
T 


У = 


С; == (3.38) 


donde p es la presión absoluta en Ірса. 


En el caso de gases reales es preferible reemplazar la presión p de la ecuación 3.37 
por el producto (фр) y, entonces, escribir la ecuación еп la forma siguiente: 


1 1 | д2 | 
Cg = – | 
| PsrPsc  ZL%PsrPsc) T, 
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Multiplicando la ecuación anterior por р, se obtiene la compresibilidad isotérmi- 
ca seudorreducida, с ¿,, definida como sigue: 


1 1{ 02 
CoPsc = Су = Do ра (3.39) 
sr T 


El término с ¿, es la compresibilidad isotérmica seudorreducida y está definida рог: 


Са = Срр« (3.40) 


donde c, , es la compresibilidad isotérmica del gas en Ipc”!; y p se, la presión seudocríti- 
ca en Ipca. 


dz 
Los valores de | 


| pueden calcularse de la pendiente de la curva isotérmica 
SE: Tis 


de T,, en la gráfica generalizada де z vs p, de Standing y Katz!!. 


EJERCICIO 3.10 
Una mezcla de gas tiene una gravedad específica de 0,72. Calcule el coeficiente iso- 
térmico de compresibilidad del gas a una presión de 2000 Ірса у 140*F, suponiendo: 
a) Comportamiento ideal del gas 
b) Comportamiento de un gas real 
Solución: 


a) Suponiendo un comportamiento ideal, se determina c, aplicando la ecuación 
3.38: 


c=- И Ірс' 
8 2000 


b) Suponiendo un comportamiento real: 
* Paso 1: Calcule T,. y Ps. aplicando las ecuaciones 3.17 y 3.18: 


wos"eunoyQosue|qolifeoblo / ООМУЛЯ омгмог тмоаава могогаз 0102 O LHOIHAdOO 


Ts. = 168 + 325(0,72) — 12,5(0,72)? = 395,5°К 
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Ps. = 677 +15(072) — 37,5(072)? = 668,4 Ipca 


* Paso 2: Calcule p,, y Ts, aplicando las ecuaciones 3.12 y 3.13: 


— = 2, 
* ^ 6684 Д 
= _600 = 152 

sr 395,5 + 


* Paso 3: Calcule el factor de compresibilidad de la Figura 3.1: 


2=078 
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Р 02 
• Paso 4: Calcule la pendiente | Jose Тар = 1,52 


P sr 


à 
| =: | = –0022 
др sr 1,52 


* Paso 5: Calcule с ,, usando la ecuación 3.39: 


1 
c = -l-0022 0,3627 
T 299 078 i 


• Paso 6: Calcule c Е usando la ecuación 3.40: 


_ 0,3627 


с = 543x10^$ Ipc" 
8 6684 P 


Trube?!-2? presentó gráficos a partir de los cuales se puede estimar la compresibili- 
dad isotérmica de los gases naturales. Las Figuras 3.3 y 3.4 permiten estimar la compre- 
sibilidad seudorreducida en función de presiones y temperaturas seudorreducidas. 


та шшш ла аъ шшш ши шишиши 


Ту a ADANY Temperatura 

М ТУГУ МА 
PGA seudorreducida, Ter 
шп 


0,05 


E "NW We 
— NN- NNSRS 
ММММ P 


Compresibilidad seudorreducida, Csr 
5 
~ 


4 5 6 7 8 9 10 15 
Presión seudorreducida, p,, 


Figura 3.3. Compresibilidad seudorreducida (0,01 < csr < 0,) para gases naturales según Trube?! 22. 
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Temperatura 
seudorreducida, Tsr NE 


Compresibilidad seudorreducida, Csr 


Presión seudorreducida, Psr 
Figura 3.4 Compresibilidad seudorreducida (0,1 < € sr < 10) para gases naturales según Trube?! 7", 


EJERCICIO 3.11 


Resuelva el ejercicio 3.10 usando los gráficos generalizados de Trube. 


шо2'пеипоцф озивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIOIO3 0102 O LHOIHAdOO 


Solución: 
* Paso 1: Calcule c¿, utilizando la Figura 3.3: 
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Са = 0,36 
• Paso 2: Calcule с, aplicando la ecuación 3.40: 


_ 036 


= = 539 Х 1076 Трст 
e der a P 


Mattar, Brar y Aziz” presentaron un método analítico para calcular с gÀ tal efecto, 


д д 
los autores expresaron с ¿, como una función де ES en lugar de E Р | para lo cual la 


9p, sr 
ecuación 3.32 se diferencia en función de la presión seudorreducida para dar: 
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ат а a 


= Е (3.41) 
др sr ZT sr 1+ Pr РЭ 
2 221 Та 


La ecuación 3.41 puede sustituirse en la ecuación 3.39 para expresar la compresi- 
bilidad seudorreducida de la siguiente manera: 


Cs = (3.42) 
Ву T, пе | 
2 др; T 


donde p, es la densidad del gas seudorreducida. 


La derivada parcial que aparece en la ecuación 3.42 se obtiene a partir de la ecua- 
ción 3.35 y da como resultado: 


oz 
(E = Т, +27,P, + 5Туру +2T4p, (1+ Авр? — Аару)ехрСАвру) (3.43) 
r Tu 


donde los coeficientes 7, hasta Tg han sido definidos previamente en la ecuación 3.35, y 
los coeficientes A, hasta Ag vienen dados por: 


A, = 0,31506237 Ag = -0,61232032 
А; = -1,0467099 Аб = -0,10488813 
Az = -0,57832720 А; = 0,68157001 
A4 = 0,53530771 Ag = 0,68446549 


Para gases naturales con impurezas, se debe utilizar p s y T4. corregidas por el mé- 
todo de Wichert y Aziz!* en el cálculo de p sr y Ts, 


1.8. Factor volumétrico del gas en la formación 


Este es un factor que relaciona el volumen de gas en el yacimiento (a p y 7T) con el 
volumen де la misma masa de gas en superficie y en condiciones normales (14,7 Ірса y 
60°Р), y viene dado por la siguiente ecuación: 


PT 
Bg (3.44) 


SC 


donde B g 65 el factor volumétrico del gas en la formación en PCY/PCN; Урт! el volumen 
de gas a la presión p y temperatura Т, en PCY; у Уш, el volumen de gas en condiciones 
normales, en PCN. 
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Aplicando la ecuación de estado para un gas real, esto es, la ecuación 3.11, y susti- 
tuyendo el volumen V, resulta: 


znRT 
= р _ Psc zT 
8 ZgMRTS Tsc p 
Psc 


donde 2 ,. es el factor de compresibilidad en condiciones normales = 1,0; y ps. y Tsc, la 
presión y temperatura en condiciones normales. 


Si se considera que las condiciones normales son ps. = 14,7 lpcay T4, = 520*R, la 
expresión anterior se reduce a: 


T 
В, = 0028275 PCY/PCN (3.45) 


En otras unidades de campo, el factor volumétrico del gas en la formación puede 
expresarse en BY/PCN; por lo tanto: 


T 
В, = 00050352 BY/PCN (3.46) 


1.9. Factor de expansión del gas 


En algunos casos se utiliza el inverso de B,, mejor conocido como factor de ex- 
pansión del gas, E g 


| Й - 
E, = — = 3537-2. PCN/PCY, б (3.47) 
| М zT 
E, = 1986-2- PCN/BY (3.48) 
zT 


EJERCICIO 3.12 


uo2'jeugougyoo»ue|qolfeoBje / OONY T8 ОЫІГУОО TVIDIASA NOIOIO3 0L0Z O LHOIHAdOO 


Un pozo de gas produce a una tasa de 15000 PCY/día de un yacimiento con una pre- 
sión promedio de 2000 Ірса y temperatura de 120°. La gravedad específica es 0,72.Cal- 
cular la tasa de flujo del gas en PCN/día. 
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Solución: 


* Paso 1: Calcule las propiedades seudocríticas usando las ecuaciones 3.18 y 3.19, 
para dar: 


Psc = 668,41рса y T, = 395 5R 
e Paso 2: Calcule p sr y Ts, 
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• Paso 3: Determine el factor de compresibilidad 2 a partir de la Figura 3.1. 
2= 078 
• Paso 4: Calcule el factor de expansión del gas de la ecuación 3.47: 
2000 


Eg = 38,372 = 15115 PCN/PCY 
x (0,78)(600) 


• Paso 5: Calcule la tasa de flujo del gas en PCN/día 


Para estimar la tasa de flujo del gas en PCN/día se multiplica la tasa de flujo en 
PCY/día por el factor de expansión del gas expresado en PCN. Así se obtiene: 


qg = (15115)(15000) = 2,267 MMPCN/día 


Se ha podido comprobar que, para muchos gases naturales, la variación de Е. con 
Z/ ров, conp/ zes lineal a presiones по muy elevadas (3000-4000 Ірса), de tal manera 
que, por ejemplo B, , se puede ajustar mediante un polinomio de segundo grado en p en 


la siguiente forma?" 
2 
Bg, = а +бр+ср (3.49) 
Para п grupos de valores de B, y de presión, pueden usarse las siguientes ecuacio- 


nes normales deducidas de la teoría de mínimos cuadrados, las cuales se pueden resol- 
ver numéricamente: 


Ув, = па D D (3.50) 


1=1 


n n n n 

Урва = Ур +D) pi +сУр? (3.51) 
1=1 iel i=l і=1 

n 

DUI - 2x D D (3.52) 


Escribiendo estas ecuaciones en forma matricial se obtiene: 


" Ур Ур? а Ува 
Уо Ур? Ур = |Урв, (3.53) 
У’? Ур? Ура [MpiBg 


donde n es el número de valores (В jj ,p;); p;, la presión del punto і en Ірса; B gy, el factor 
volumétrico del gas en la formación а p;, en PCN/PCY; y a,b y c pueden obtenerse de la 
ecuación 3.53 utilizando alguno de los métodos directos de solución de sistemas linea- 
les de ecuaciones simultáneas. 


з 


El siguiente ejemplo para calcular los factores volumétricos del gas a diferentes 
presiones, presentado por Craft y Hawkins?*, muestra claramente la utilidad del ajuste: 
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(рса) =: Bg 
3480 204,84 
3350 198,64 
3200 191,30 
3000 181,22 
2800 170,79 


El ajuste de los valores anteriores por mínimos cuadrados да como resultado la si- 
guiente ecuación: 


B, = 1136284 771161410 7 p — 43072410 5 p? 


Una ecuación de este tipo es fácilmente programable y muy ütil en simulación nu- 
mérica; sin embargo, este procedimiento no siempre presenta buenos resultados. Si el 
error de ajuste es mayor del 596 es preferible utilizar directamente la ecuación 3.45, aun- 
que haya la necesidad de calcular z para cada presión. 


1.10. Viscosidad del gas 


En general, la viscosidad es la resistencia in- 
terna que ofrece un fluido al movimiento relativo 
de sus partes. Para ilustrar este concepto, conside- 
re dos capas de un mismo fluido, de área A, sepa- 
radas entre sí una distancia infinitesimal dy, las 
cuales se consideran en movimiento, tal como se 
muestra en la Figura 3.5. 


—> 
Figura 3.5. Ilustracion 


La capa superior tiene una velocidad v + dv, y del Сопсерїю de vistos dad: 
5 чш. 


la capa inferior una velocidad у. Debido a la fric- 
ción entre las moléculas del fluido, se requiere aplicar una fuerza F en la capa superior 
para mantener la diferencia de velocidad, dv, entre las capas. 


шо2'пеипоц озивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


5 F dv 
Experimentalmente se ha encontrado que p ec ЈЕ donde la constante de ргорог- 
у 
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cionalidad define precisamente la viscosidad del fluido, esto es: 


a = и 24 (3.54) 

А ау 

En otras palabras, si la fricción entre las capas del fluido es pequeña, es decir, baja 
viscosidad, la aplicación de una fuerza de corte se traducirá en un alto gradiente de velo- 
cidad. A medida que la viscosidad aumenta, cada capa de fluido ejercerá una mayor fric- 
ción en el arrastre de las capas adyacentes y el gradiente de velocidad disminuirá. 


Las unidades de viscosidad pueden determinarse directamente rearreglando la ex- 
presión anterior. Así: 
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FIA 


= ——— 3.55 
K= dv dy о 


Las viscosidades se expresan generalmente en términos de poises, centipoise o mi- 
cropoises. En unidades del sistema métrico, se tiene: 


F = 1 dina; A = 1 ст; v = 1cm/seg; ду = 1 cm. 


Por lo tanto, 
dina / cm? 1 dina / seg | | 
= = - ero, 1 dina = g/(cm)(seg) = 1 poise 
I (cm / seg) / ст cm? р g/(cm)(seg) P 


O sea, un poise es igual a una viscosidad de 1 dina-seg/cm?. El poise es una unidad 
muy grande para las condiciones de flujo de los hidrocarburos fluidos, y por eso las vis- 
cosidades se reportan usualmente en centipoise (1 poise equivale a 100 centipoise). En 
otras unidades de campo se cumplen las siguientes relaciones: 


1 poise = 1X10* micropoise = 6,72 Х 1072 Ib masa/pie-seg = 2,09x 107 Ib-seg/pie". 


En general, la viscosidad de un gas es mucho menor que la de un líquido, ya que 
sus distancias intermoleculares son mayores que las de este último. 


Como toda propiedad intensiva, esta propiedad depende de la presión, la tempera- 
tura y la composición, y se puede expresar por la siguiente ecuación: 


Hg = f(p,T, yi) 


donde и , es la viscosidad de la fase de gas. Las Figuras 3.6 y 3.7 presentan el comporta- 
miento típico de la viscosidad del gas en función de presión a diferentes temperaturas. 


1.10.1. Factores que afectan la viscosidad de un gas natural 


Como puede observarse en las figuras anteriores, existen varias tendencias típicas 
en la viscosidad del gas: 


* Amedida que la temperatura aumenta, se incrementa la energía cinética de las mo- 
léculas, produciéndose un gran nümero de choques intermoleculares y, por lo tan- 
to, un aumento en la viscosidad del gas. 


* Aunatemperatura constante, un incremento en p causa un incremento en la visco- 
sidad del gas y, por lo tanto, ocurre una disminución de las distancias intermolecu- 
lares y, como consecuencia, más colisiones en un mismo nivel de energía cinética. 


e Para presiones mayores de 1000 Ipca, ocurre un aumento de la viscosidad en gases 
con altas gravedades. A presiones más bajas, esta tendencia se invierte, es decir, a 
mayor gravedad del gas la viscosidad es menor. 


* En términos de energía cinética, a una temperatura dada (mismo nivel de energía 
cinética), las moléculas más pesadas tendrán menos velocidad y, por lo tanto, se 
producen menos choques intermoleculares. A medida que la presión aumenta, dis- 
minuye la viscosidad del gas natural debido a la expansión térmica de las molécu- 
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Figura 3.6. Comportamiento típico de ир en función de presión a 60°F y 100°Е (adaptada de Amyx et 4171. 


las, y, como consecuencia, las distancias intermoleculares de los gases se reducen 
y la fuerza de atracción entre las moléculas se hace insignificante. 


шо2'пеипоцф озивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIOIO3 0102 O LHOIHAdOO 


• En general, las moléculas más pesadas tendrán mayor fuerza de atracción que las 
moléculas ligeras. 
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1.10.2. Métodos para calcular la viscosidad de un gas natural 


La viscosidad de un gas natural puede determinarse experimentalmente o por me- 
dio de ecuaciones. No obstante, como la determinación en el laboratorio es muy difícil, 
especialmente a elevadas temperaturas y presiones, se prefieren usar métodos gráficos 
o numéricos para ese fin, algunos de los cuales se presentan a continuación. 


1.10.2.1. Método de Carr, Kobayashi y Burrows 


Este método!? se basa en el principio de los estados correspondientes para calcu- 
lar la viscosidad de gases. Se considera que, en las mismas condiciones de presión y 
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Figura 3.7. Comportamiento típico de и реп función de presión a 200° y 300°F (adaptada de Amyx et al.?). 


temperatura seudorreducidas, todos los gases naturales tienen el mismo cociente de 
viscosidades # / и „ү, donde и y es la viscosidad del gas a p y T, en cp; y и gı, la viscosi- 
dad del gas en cp a 1 atm de presión y a la temperatura T del yacimiento en °R. El procedi- 
miento para aplicar esta correlación se resume en los siguientes pasos: 


* Paso 1: A partir de la gravedad específica o de la composición de la mezcla de gas, 
se calcula la presión seudocrítica, la temperatura seudocrítica y el peso molecular 
aparente. Estas propiedades seudocríticas deben corregirse cuando exista presen- 
cia de impurezas (СО, N, y H,S) en concentraciones mayores del 5% molar. 


• Paso 2: De la Figura 3.8 se determina primero la viscosidad del gas natural a 1 at- 
mósfera de presión y а la temperatura de interés. Esta viscosidad, denominada а, 
debe corregirse por la presencia de impurezas, usando los gráficos pequeños in- 
sertados en la Figura 3.8. 
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Gravedad del gas (aire = 1,0) 
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Peso molecular 
Figura 3.8. Correlación de Carr et al.!5 para estimar viscosidad de los gases a 1 atm de presión. 


La presencia de estas impurezas tiende a aumenta la viscosidad de la fase de gas. El 
efecto de estos componentes en el gas también se puede calcular mediante la si- 
guiente expresión matemática: 


(И gi)c = (H gi) sc + (Ди) со, + (Аш) н, + (Ди), (3.56) 


donde и гу es Іа viscosidad del gas a 1 atm y Т ^F corregida por impurezas en cp: 
(и g1) sc, la viscosidad del gas sin corregir en cp; у (Au)co,, (Au) us, (Ay, las co- 
rrecciones de la viscosidad debido al contenido de СО», H5S y N,, respectivamente. 
Estos valores se obtienen de las líneas que aparecen en los gráficos pequeños in- 
sertados en la Figura 3.8. 


• Paso 3: Se calculan la presión y la temperatura seudorreducidas. 
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• Paso 4: A partir de la presión y temperatura seudorreducidas, se calcula el cociente 
Hg 1 И „ү de la Figura 3.9. El término и , representa la viscosidad del gas en las 
condiciones de interés. 


e Paso 5: La viscosidad del gas, и ¿, a la presión y temperatura de interés, se calcula 


multiplicando la viscosidad a una atmósfera de presión y temperatura del sistema, 
11, por la razón de viscosidad, esto es: 


u 
на = G (3.57) 
81 


El ejercicio siguiente ilustra el uso de la correlación gráfica propuesta. 
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EJERCICIO 3.13 
Usando los datos dados del ejercicio 3.12, calcular la viscosidad del gas. 


Solución: 
Paso 1: Calcule el peso molecular aparente del gas: 


M, = (0,72(2896) = 2085 

Paso 2: Determine la viscosidad del gas a 1 atm у 140°% a partir de la Figura 3.8 
Ше) = 00113 

Paso 3: Calcule P sr y Ts, 

Psr = 299 

T, = 152 

Paso 4: Determine la relación de viscosidad a partir de la Figura 3.9 


Hg 
Ug] 


=15 


Paso 5: Calcule la viscosidad del gas natural: 


Hg = — (u g1)e = 1,5)(00113) = 001695 ср 
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Figura 3.9. Relación de viscosidades vs. temperatura seudorreducida (adaptada de Carr ега! !5). 
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1.10.2.2. Método de Standing 


Standing? también propuso la ecuación 3.56 para describir los efectos de CO,, HS 
y N, sobre la viscosidad del gas natural a presión atmosférica y temperatura del уасі- 


miento, и „|. EStO eS: (4 21). = (И gi) sc + (At) co, + (Дин s + (Аш). 
Pero utilizó las siguientes relaciones: 


(и gi) sc = [1709 X107 – 2062 х107%у, КТ — 460)+8118x107? — 


615 х107° log(y г) (3.58) 
(Ди) со, = Усо, 908x107? log(y  ) +624Х 10731 (3.59) 
(Ди) н, = Ун,51849 107° log(y ¿)+ 373Х 1073] (3.60) 
(Лију, = ун, [848х107 logty „ )+959х 1073 ] (3.61) 


donde и „| es la viscosidad del gas a presión atmosférica y temperatura del yacimiento, 
cp (los subíndices c y sc significan corregida y sin corregir); T, la temperatura del yaci- 
miento en °R; y г la gravedad del gas; y усо,, Ун,а Ум,, las fracciones molares de СО», 
Н,5 y N,, respectivamente. 


El error de ajuste de la ecuación 3.56 es de 0,38% para 30 valores en los rangos де: 
055< yg «155 y 100« T < ЗОФЕ. 


1.10.2.3, Corrección de Dempsey 
à А | | m 
Dempsey”? indicó que la razón de viscosidad E зе puede calcular analíticamente 
q gl 
en la forma siguiente: 


Hg 2 3 2 à 
nr. Б 4 | = ao taps ub +азр tT (44 +45PDsr +d6Psr + атр )% 
gi 


2 2 3 
Та (dg * dos, + GioP sr tdáyupsg)t 
3 2 3 
Та (81; +0 13Psr + di4DSe + 4150 57) (3.62) 
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donde Т. es la temperatura seudorreducida de la mezcla de gas en °R; p sr, la presión 
seudorreducida de la mezcla de gas en Ірса; y a,,..., 415, los coeficientes de las ecuacio- 
nes dados por: 


dg = -246211820 аб = 3,603730200 07 !) ауз 783938717800 2) 
d, — 2970547414 a; = 104432400?) ауз = – 186408848(107 |) 
d, = –286264054107 1) dg = –79338564801 07 !) ар = 2033678811072) 
аз = 805420522107) dg = 139643306 45 = —60957926300 ^) 
a4 = 280860949 ajo = — 14914492500" 1) 

dg = – 349803305 a, 244101551200 3) 
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De la ecuación 3.62 se puede obtener la viscosidad del gas, и ¿ . El ajuste de Demp- 
sey ofrece buenos resultados cuando ps, y Ts, están entre los siguientes intervalos: 
10< Pg £20 y 12ST; = 30. 

1.10.2.4. Método de Lee, González y Eakin 


Lee, González у Eakin?* midieron experimentalmente la viscosidad de varios gases 
naturales con impurezas a temperaturas desde 100 hasta 340?F y presiones desde 200 
hasta 8000 Ipca. A partir de los datos experimentales obtuvieron la siguiente correlación: 


r 
У Pe 
-107^K expl X| —— 3.63 
Hg vp E peo 


con: 
| (94 002M, T? 
^. 209419M, +T 


86 
Х= 35+ 2% +001M, (3.65) 


(3.64) 


Y = 24-02X (3.66) 


donde и ¿ esla viscosidad del gas a p y 
T en cp; T, la temperatura del yaci- 
miento en °R; p, , la densidad del gas a 
руту M,, el peso molecular aparente 
de la mezcla de gas. 


Región estimada 
de 2 fases 


Viscosidad, micropoise 


La Figura 3.10 muestra una com- 
paración entre las medidas experi- 
mentales y las calculadas con esta co- 
rrelación para una mezcla de gas con 
la siguiente composición en porcenta- 
je: № = 0,55; CO, = 176; C= 9160; y 
С, — С; = 615. Como se observa, la 


ic ч 100 À > J 

ecuación 3.63 reproduce los datos ex 100 140 180 220 260 300 340 
perimentales con una desviación Temperatura, *F 

estándar de 2,7% y una desviación — les на" E 


Figura 3.10. Correlación de Lee et al.?* 


máxima de 8,9996. Este método no re- FERRE M: 
para determinar viscosidades del gas. 


sultó aplicable para gases ácidos. 


EJERCICIO 3.14 


Calcule la viscosidad del gas del ejercicio anterior usando el método de Lee, Gon- 
zález y Eatkin?*, 


Solución: 


• Paso 1: Calcule la densidad del gas usando la ecuación 3.17: 
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_  (2000)(2085) 


= = 8,3 1b/pie? 
З (1073)(600)(078) ` РЕ 


e Paso 2: Calcule los parámetros К, X y Y usando las ecuaciones 3.64, 3.65 у 3.66, res- 
pectivamente: 
_ [944 0022085)]600)5 
^. 209--19(2085) + 600 


986 
X = 3,5 + — -001(2085) = 5,35 
600 


= 119,72 


Y = 2,4— 02(5,35) = 1,33 


• Paso 3: Calcule la viscosidad usando la ecuación 3.63: 


1,33 
—1074 sol = 
Uy = 10 (119,72) гаа) | = 00173 ср 


2. Propiedades де los hidrocarburos líquidos 


El petróleo, también conocido como petróleo crudo, es una mezcla compleja de hi- 
drocarburos que contiene sulfuro, nitrógeno, oxígeno y helio como un componente me- 
nor, cuyas propiedades físicas y químicas varían considerablemente y dependen de la 
concentración de sus diferentes componentes. 

En las aplicaciones de campo y, especialmente, en la solución de problemas de in- 
geniería de petróleo, es importante disponer de una descripción aproximada de las pro- 
piedades físicas del petróleo, entre las cuales las de mayor interés son: 


• Gravedad del petróleo, y, 


e Gravedad específica del gas en solución, y с 


wos"eunoyQosue|qolifeoblo / ООМУЛЯ омгмоо тмоаава могогаз 0102 © LHOIHAdOO 


e Solubilidad del gas, Rs 


* Presión de burbujeo, рь 
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* Factor volumétrico del petróleo en la formación, B, 


Coeficiente isotérmico de compresibilidad de petróleo, с, 


* Factor volumétrico total o bifásico, В, 


Densidad del petróleo, p, 


Viscosidad del petróleo, 4, 


* Tensión superficial, о 
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La mayoría de ellas se pueden determinar en el laboratorio a partir de muestras de 
los fluidos del yacimiento. En la ausencia de medidas experimentales, es necesario esti- 
marlas mediante correlaciones етр сав! +2%272, 


2.1. Gravedad del petróleo 


La densidad del petróleo crudo se define como la masa de una unidad de volumen 
de crudo a determinada temperatura y presión y, generalmente, se expresa en Ib/pie?. En 
cuanto a la gravedad específica de un petróleo crudo, ésta se define como la relación en- 
tre la densidad del petróleo y la densidad del agua, ambas medidas a 60°Е y presión 
atmosférica. Así se tiene: 


y, = P2. (3.67) 
Ри 


donde y, es la gravedad específica del petróleo; p,, la densidad del petróleo crudo en 
Ib/pie*; y p,, , la densidad del agua en Ib/pie?. Es importante destacar que la gravedad es- 
pecífica de un líquido es adimensional, pero tradicionalmente se reporta en unidades 
607/60? para señalar que ambas densidades se miden en condiciones normales. La den- 
sidad del agua es aproximadamente igual a 62,4 Ib/pie?, por lo tanto: 


= Po 
62,4' 


Yo 607/60? 

Aunque las densidades y gravedades específicas son muy utilizadas en la industria, 
para el caso de petróleo se prefiere utilizar la gravedad API del crudo en condiciones de 
superficie; esto es: 


: 415 
API= 


– 131,5 (3.68) 


Yo 


La gravedad API de los petróleos crudos oscila entre 47°АРІ para los livianos y has- 
ta 10?API para los pesados. 


EJERCICIO 3.15 


Calcule la gravedad específica y la gravedad API de un sistema de petróleo crudo 
con una densidad medida en condiciones normales de 53 Ib/pie?. 
Solución: 
* Paso 1: Calcule la gravedad específica usando la ecuación 3.67 
53 


= —— = 084 
Yo 624 ^ 9 


• Paso 2: Calcule la gravedad АРТ: 
1415 


“API = —— — 131,5 = 35, АРЈ 
0849 Е 
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2.2. Gravedad específica del gas en solución 


La gravedad específica del gas en solución, y ș, se define por el promedio pesado 
de las gravedades específicas del gas separado en cada separador. Este promedio pesa- 
do se basa en la razón gas-petróleo en el separador, o sea: 


n 
уу Rep Vi (У зер); t КУ st 
к= = (3.69) 


п 
pcm ) ТКа 
i=l 


donde n es el número de separadores; R sep. la relación gas-petróleo en el separador en 
PCN/BN; y sep, la gravedad del gas en el separador; R s, la relación gas-petróleo en el tan- 
que en PCN/BN; y y s, la gravedad del gas en condiciones de tanque. 


EJERCICIO 3.16 


En una muestra de petróleo crudo se llevó a cabo una prueba de separadores. Los 
resultados, en términos de la relación gas-petróleo en el separador y de la gravedad es- 
pecífica del gas separado, se dan a continuación: 


ѕерага‹ 


Ргітего 
Intermedio 
Condiciones de tanque 


Calcule la gravedad específica del gas separado. 
Solución: 
Usando la ecuación 3.69, se obtiene: 


_ (724)(0743) + (202)(0956) + (58)(1296) 
Ув ^ 724 + 202 + 58 


= 0819 
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2.3. Solubilidad del gas 


La solubilidad del gas, R,, se define como el número de pies cúbicos normales de 
gas que a determinada presión y temperatura están disueltos en un barril de crudo en 
condiciones normales. La solubilidad del gas natural en un petróleo crudo depende de 
su presión, temperatura, “API y gravedad. 


Para un gas y petróleo crudo en particular que estén a una temperatura constante, 
la solubilidad aumenta con la presión hasta que se alcanza la presión de saturación, 
pues a esta presión (presión de burbujeo) todos los gases disponibles están disueltos en 
el petróleo y, como consecuencia, la solubilidad del gas alcanza su valor máximo. No 
obstante, es costumbre que en vez de medir la cantidad de gas que se disolverá en un pe- 
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tróleo стидо en condiciones de tanque a medida que la presión aumenta, se mide la can- 
tidad de gas que se liberará de una muestra de petróleo crudo del yacimiento a medida 
que la presión disminuye. 

La Figura 3.11 muestra una curva típica de 
solubilidad del gas en función de presión para un 
petróleo crudo no saturado. Se observa que, a 
medida que la presión se reduce desde la presión 
inicial del yacimiento, р; hasta la presión de bur- 
bujeo, p», no se desprende gas del petróleo y, en 
consecuencia, la solubilidad del gas permanece 
constante a su valor máximo, R „р. Por debajo del 
punto de burbujeo, el gas en solución se libera y 
el valor de R, disminuye con la presión. 


Solubilidad del gas, Rs, PON/BN 


Presión de burbujeo 


> 


Presión ==, Pi 
Figura 3.11. Diagrama de la solubilidad 
del gas en función de la presión. 


A continuación se presentan varias correla- 
ciones empíricas muy utilizadas para estimar la 
solubilidad del gas. 


2.3.1. Correlación de Standing 


Standing”? propuso una correlación gráfica para determinar la solubilidad del gas 
en función de la presión, gravedad específica del gas, gravedad API y temperatura del sis- 
tema, la cual desarrolló a partir de 105 datos experimentales tomados en 22 mezclas de 
crudos de California y tiene un error del 4,8%. Posteriormente formuló su expresión 
matemática tal como sigue: 


р 
Rs =, (2н 


con x = 00125? API— 0.0009 {T — 460), donde T es la temperatura en °R; p, la presión del 
sistema en Ірса; y y „ , la gravedad específica del gas en solución. Es importante observar 
que la ecuación de Standing sólo es válida para presiones por debajo y hasta el punto de 
burbujeo del petróleo crudo. 


1,2048 
po (3.70) 


EJERCICIO 3.17 


Se dispone de los siguientes datos obtenidos experimentalmente de seis muestras 
de petróleo crudo. Los resultados están basados en una separación en superficie duran- : 
te dos etapas. 


EE APA 

1 250 2377 751 1,528 38,13 22,14x10%a2689 

2 220 2620 768 1,474 40,95 18,75x10%a2810 100 75 407 0,855 
3 260 2051 693 1,529 37,37 22,69X10%a2526 100 72 486 0,911 
4 237 2884 968 1,619 38,92 21,51x10%a2942 60 120 405 0,898 
5 
6 


218 3045 943 1,570 37,70 24,16х10%а 3273 200 60 442 0,781 
180 4239 807 1,385 46,79 11,45x10*%a4370 85 173 273 0,848 
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donde T es la temperatura en °F; рь, la presión de burbujeo, Ipcm; R,, la solubilidad del 
gas, PCN/BN; B,, el factor volumétrico del petróleo en la formación, BY/BN; p,, la densi- 
dad del petróleo, Ib/pie?; p sep» la presión en el separador, Трст; T „ер, la temperatura en el 
separador, °R; су, el coeficiente isotérmico de compresibilidad del petróleo, Ipc y y в, la 
gravedad específica del gas separado. 


Usando la correlación de Standing, estime la solubilidad del gas en el punto de bur- 
bujeo y compare con los datos obtenidos experimentalmente en términos del error 
absoluto promedio. 


Solución: 


Aplicando la ecuación 3.70 se determina la solubilidad del gas. Los resultados se 
presentan en la siguiente tabla, con un error absoluto promedio de 10,1%. 


0,361 2,297 
0,309 2,035 
0,371 2,349 
0,312 2,049 
0,322 2,097 
0,177 1,505 


807 23,7 
error = 10,1% 


2.3.2. Correlación de Vásquez y Beggs 


Vásquez y Beggs” presentaron la siguiente correlación empírica para estimar Р.. 
obtenida por análisis de regresión usando 5008 puntos de medidas de solubilidad del 
gas. Los datos medidos se dividieron en dos grupos menores y mayores de ЗО?АРІ. La 
ecuación propuesta es: 


API 
К; = Cy sp? ес; e (3.71) 


Los coeficientes son: 


0,0362 0,0178 
1,0937 1,1870 
25,7240 23,931 


Al darse cuenta de que la gravedad específica del gas depende de las condiciones 
bajo las cuales se separa del petróleo, utilizaron en la ecuación la solubilidad que se ob- 
tiene de un separador operando a una presión de 100 Ipcm. Esta presión de referencia 
fue escogida porque representa las condiciones promedio del separador. Para ajustar la 
gravedad del gas a la presión de referencia del separador, formularon la siguiente rela- 
аоп: 
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=> Pse 
= 5 р 
Yes = Yg 1+ 5912(10 HAPDE sep — 460) ede =) (3.72) 
donde y gs 65 la gravedad del gas a la presión de referencia del separador y y в, la grave- 
dad del gas en las condiciones actuales del separador, es decir: p sep YT sep donde p sep 65 
la presión actual del separador en 1рса YT sep, la temperatura actual del separador en °R. 
La gravedad del gas utilizada para desarrollar las correlaciones reportadas es la re- 
sultante de una selección en dos etapas de la presión: la primera se escogió a 100 Ipcm y 
la segunda, en las condiciones de tanque. Si no se conocen las condiciones del separa- 
dor, se puede utilizar la gravedad no ajustada del gas en la ecuación 3.71. Sutton y Fars- 
had? mostraron que esta correlación permite predecir solubilidades del gas con un 
error promedio absoluto del 13,796. 


EJERCICIO 3.18 


Usando los datos pVT de las seis muestras del ejercicio anterior, calcule la solubili- 
dad del gas. 


Solución: 

Muestra 
1 779 751 3,76 
2 733 768 -4,58 
3 702 ` 693 1,36 
4 820 968 15,2 
Б 947 943 0,43 
6 841 807 4,30 


error = 4,9% 


2.3.3. Correlación de Glaso 


Glaso?! propuso una correlación para estimar la solubilidad del gas en función de 
la gravedad API, presión, temperatura y gravedad específica. La misma se obtuvo anali- 
zando 45 crudos del Mar del Norte y reportó un error promedio del 1,28% con una des- 
viación estándar del 6,98%. Se expresa de la siguiente forma: 


др ®.9#9 | 12255 
Rs =Yg os Jen (3.73) 


donde рь es un número de correlación y se define por la siguiente relación: 
Р т 0,5 
рр =10* con x = 28869 – [141811 3,3093 log(p)] 


donde р es la presión еп Ірса. 
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EJERCICIO 3.19 
Resuelva el ejercicio 3.18 usando la correlación de Glaso?!. 


Solución: 


. Muestra: 


1,155 -1,84 


1 

2 1,196 -6,92 

3 1,095 -0,90 

4 1,237 -12,92 
5 1,260 -7,95 
6 1,413 4,34 


error — 5,896 


2.3.4. Correlación de Al-Marhoun 


Al-Marhoun?^*? formuló una expresión para estimar la presión de saturación de 
los crudos del Medio Oriente, para lo cual utilizó 160 datos experimentales de presión de 
saturación. Dicha correlación se ajustó y resolvió para estimar la solubilidad del gas del 
modo siguiente: 


Rs =lay2ysT рје (3.74) 
donde y „ es la gravedad específica del gas; y ,, la gravedad del petróleo en condiciones 


normales; Т, la temperatura en 'Е; y a — e, los coeficientes de la ecuación que tienen los 
siguientes valores: 


а 2185843208; b = 1877840; с = —314375 а = – 1,32657; е = 1398441 


ЕЈЕКСІСІО 3.20 


32,33 
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Resuelva el ejercicio 3.17 usando la correlación de Al-Marhoun 


Solución: 
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1,155 14,286 


1 

2 1,196 15,687 
3 1,095 13,450 
4 1,237 17,243 
5 1,260 18,210 
6 1,413 25,883 


error = 12,4% 
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2.3.5. Correlación de Petrosky y Farshad 


Petrosky y Farshad?* usaron un programa de regresión lineal múltiple para desa- 
rrollar una correlación de solubilidad del gas, a partir de una base de datos pvT tomados 
de 81 laboratorios con muestras de petróleo del Golfo de México. La correlación 
propuesta es: 


173184 
R, = || — B. — 412340 9,8439 10X (3.75) 
112,727 


con x = 7916(10 ^ )(АРІ) "19 — 4,5611075 )(Т — 460)!3?!!, donde р es la presión en Ipca 
y T, la temperatura en °R. 
EJERCICIO 3.21 
Resuelva el ejercicio 3.17 usando la correlación de Petrosky-Farshad. 


Solución: 


% error 


2,86 


1 0,2008 

2 0,1566 -5,46 
3 0,2101 9,32 
4 0,1579 -9,57 
5 0,1900 -8,28 
6 0,0667 11,57 


error = 7,84% 


La solubilidad del gas también puede calcularse de datos experimentales obteni- 
dos a partir de medidas pVT a determinada presión y temperatura. La siguiente expre- 
sión relaciona la solubilidad del gas con densidad del petróleo, gravedad específica del 
petróleo, gravedad del gas y factor volumétrico del petróleo en la formación: 

BoPo — 624yo 


= Zoo "Ato 3.76 
Ё 0013бу„ | о: 


donde y, es la gravedad específica del gas en solución; у ,, la gravedad del petróleo en 
condiciones normales; B,, el factor volumétrico del petróleo en la formación en BY/BN; y 
Ро, la densidad del petróleo en Ib/pie?. 

McCain’ propuso que, para el valor de у с, Se tomara un promedio ponderado por 
peso de las gravedades específicas del gas en el separador y en el tanque de almacena- 
miento. El error al utilizar esta ecuación depende principalmente de la exactitud de los 
datos pVT disponibles. 
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EJERCICIO 3.22 
Resuelva el ejercicio 3.17 usando la ecuación 3.76 


Solución: 


Muestra; 


Ov л о мыо m 


error = 3,65% 


2.4. Presión de burbujeo 


La presión de burbujeo (рь), llamada también presión de saturación (p ,), de un sis- 
tema de hidrocarburos se define como la mayor presión a la cual se libera del petróleo la 
primera burbuja de gas. Esta importante propiedad puede medirse experimentalmente 
en un sistema de petróleo crudo cuando se realiza una prueba de expansión a una com- 
posición constante. En ausencia de datos experimentales es necesario hacer una 
estimación. 

Las siguientes correlaciones permiten determinar la presión de burbujeo o de satu- 
ración de un crudo, tomando en cuenta que ella depende fuertemente де la solubilidad у 
gravedad del gas, de la gravedad del crudo y de la temperatura: 


рь = f(Rs,y g, APLT) 


2.4.1. Correlación de Standing 


Standing?? propuso una correlación gráfica para determinar la presión de burbujeo 
de sistemas de petróleo crudo, basándose en 105 medidas experimentales de presiones 
de burbujeo tomadas en 22 sistemas de hidrocarburos de los campos de California. Los 
parámetros involucrados en esta correlación son: la solubilidad y gravedad del gas, la 
gravedad API del petróleo y la temperatura del sistema. El porcentaje de error reportado 
es del 4,896 


La expresión matemática de esta correlación gráfica la presentó Standing" en 
1977 y tiene la siguiente forma: 
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рь 71828, /у )°% 10)“ – 14] (3.77) 


con a = 00009 (Т — 460) — 00125(API) (3.78) 


donde рь es la presión de burbujeo en Ірса y T, la temperatura del sistema en °R. 
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EJERCICIO 3.23 


Con los datos del ejercicio 3.17 estime la presión al punto de burbujeo usando la 
correlación de Standing**, 


Solución: 


ON О WU м кє 


-0,3613 
—0,3086 
0,3709 
0,3115 
0,3541 
0,1775 


-8,8 
—5,0 
-8,8 

-0,1 

-5,7 
-16,3 
error = 7,496 


McCain? señaló que si se reemplaza la gravedad específica del gas en la ecuación 
3.77 por la del gas en el separador, esto es, excluyendo el gas de las condiciones de tan- 
que, se logra mejorar la aproximación de la ecuación. 


EJERCICIO 3.24 


Usando los datos del ejercicio 3.23 y los datos de las gravedades en el separador, 


estime la presión de burbujeo aplicando la ecuación de Standing?. 


Solución: 


OD GM о GQ hno 


A | 
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0,83 

1,93 

1,53 

0,84 

2,70 

-13,27 
error — 3,596 
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2.4.2. Correlación de Vásquez y Beggs 


Vásquez y Beggs” utilizaron la ecuación 3.71 para estimar la presión en el punto 
de burbujeo. Así se tiene: 


с, 
рь 7 ак, / у 1001] (3.79) 


соп а = ~ САРЕ / T. 
La gravedad específica del gas a la presión de referencia del separador se define 
por la ecuación 3.73. Los coeficientes Су, С, y С; tienen los siguientes valores: 


ЗАРГ = 30 pa 
27,624 56,18 


0,914328 0,84246 
11,172 i 10,393 
EJERCICIO 3.25 


Usando los datos del ejercicio anterior y aplicando la ecuación 3.79 de Vásquez y 
Beggs”, estime la presión de burbujeo. 


Solución: 


s. 96 error 


] -3,07 
2 0,855 -0,622 4.03 
3 0,911 –0,702 – 114 
4 0,850 -0,625 14,91 
5 0,814 -0,678 -0,36 
6 0,834 -0,477 -3,78 


error — 4,596 
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2.4.3. Correlación de Glaso 
Glaso?! desarrolló una correlación utilizando 45 muestras de crudo del Mar del 
Norte para predecir la presión en el punto de burbujeo. Dicha correlación tiene la si- 
guiente expresión matemática: 
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* * 12 
log(py) = 17669 -1744710g(p;) - 030218| log(p;,)] (3.80) 
donde рь es un número de correlación definido por la siguiente ecuación: 
рь = (Rs Гу с YT) (АРІ) (3.81) 


donde R, es la solubilidad del gas en PCN/BN; T, la temperatura del sistema en °F; y q, 
gravedad específica del gas total en superficie; y a, byc, los coeficientes siguientes: 
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a = 0,816; b = 0,172; с =-0,989. Para petróleos volátiles, Glaso?! recomienda que el ex- 
ponente b de la temperatura en la ecuación 3.81 se cambie a 0,130. 


EJERCICIO 3.26 


Con los datos del ejercicio 3.17 estime la presión al punto de burbujeo usando la 
correlación de Glaso?!. 


Solución: 


"Muestra <= 


error — 5,0396 


2.4.4. Correlación de Al-Marhoun 


Al-Marhoun?? utilizó 160 datos experimentales de presión de burbujeo provenien- 
tes de un análisis pVT. Dichos datos fueron tomados de 69 mezclas de hidrocarburos del 
Medio Oriente, con el fin de establecer una correlación para estimar pp, la cual se expre- 
sa así: 


рь = акдубут“ (3.82) 
donde R, es la solubilidad del gas en PCN/BN; Т, la temperatura del sistema en °R; y в, la 


gravedad específica del gas; y, la gravedad específica del crudo en superficie; y a – e, 
los siguientes coeficientes de correlación: 


а = 5,38088 х 10°; b = 0,715082; с = -1,87784; d = 3,1437; e = 1,32657 


El error absoluto de esta correlación es de 3,66% cuando se comparan los resulta- 
dos con los datos experimentales usados para desarrollarla. 


EJERCICIO 3.27 


Con los datos del ejercicio 3.17, estime la presión al punto de burbujeo usando la 
correlación de Al-Marhoun??, 


Solución: 


% error 
2392 1,03 
2635 -2,16 
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Muestra | s Pp Pb 
UMEN ес. 3.82) (medida) . . 
3 1992 2066 
4 2752 2899 
5 3309 3060 
6 3229 4254 —24,09 


error — 7,396 


2.4.5. Correlación de Petrosky y Farshad 
La ecuación de solubilidad del gas de Petrosky y Farshad?* (ecuación 3.75), puede 


arreglarse para calcular la presión en el punto de burbujeo. Así se tiene: 
1127278 051141 


— 1391051 (3.83) 


Pp = 


donde el parámetro de correlación x está definido anteriormente con la ecuación 3.75. 
Los autores indican que el error absoluto al utilizar esta correlación es del 3,28%. 


EJERCICIO 3.28 


Con los datos del ejercicio 3.17 estime la presión al punto de burbujeo usando la 
correlación de Petrosky y Farshad”. 
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Solución: 
Muestra" > ud P = рр. | % error 
: a d ass (ec. 3.83) (medida) 
1 0,2008 2331 2392 -2,55 
2 0,1566 2768 2635 5,04 
3 0,2101 1893 2066 -8,39 
4 0,1579 3156 2899 8,86 
5 0,1900 3288 3060 7,44 
6 0,0667 3908 4254 -8,13 


error — 6,7496 
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2.5. Factor volumétrico del petróleo en la formación 


El factor volumétrico del petróleo en la formación, B,, se define como la relación 
entre el volumen de petróleo más su gas en solución en las condiciones de presión y 
temperatura prevalecientes en el yacimiento, y el volumen de petróleo en condiciones 
normales. Por ello, B, siempre es mayor o igual a la unidad. Este factor puede expresar- 
se matemáticamente por la siguiente relación: 


EOM 


3.84 
атха E 
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donde B, es el factor volumétrico del 
petróleo en la formación en BY/BN; 
(V5) рт, el volumen de petróleo en las 
condiciones de presión y temperatura 
del yacimiento en BY; y (М), el volu- 
men de petróleo medido en condicio- 
nes normales. 


w 
$ 
$ 


En la Figura 3.12 se presenta una 
curva típica del comportamiento de 
B, en función de presión a temperatu- 
ra constante para un petróleo crudo 
no saturado. 


Factor volumétrico det petróleo, BY / BN 


4--------------------------- 


е 


Rz 


Pb 
Presión —————ф» 


Figura 3.12. Diagrama del factor volumétrico 


A medida que la presión se redu- del petróleo en la formación en función de presión. 


ce por debajo de su valor inicial, p;, el 

volumen de petróleo aumenta debido a su expansión. Este comportamiento genera un au- 
mento del factor volumétrico del petróleo en la formación y continuará hasta que se al- 
cance el punto de la presión de burbujeo. A esta presión (рь), el petróleo alcanza su máxi- 
ma expansión y, consecuentemente, el factor volumétrico del petróleo, Bop, alcanza el 
máximo valor. Por debajo del punto de burbujeo, a medida que la presión disminuye se va 
liberando el gas originalmente en solución y, en consecuencia, el volumen de petróleo y el 
B, también disminuyen. Cuando la presión se reduce hasta la presión atmosférica y la 
temperatura es de 60°Е, el valor de B, es igual a uno. 


La mayoría de las correlaciones empíricas para calcular B, utilizan la siguiente for- 
ma generalizada: B, — JIRs Y g Mod): 

A continuación se presentan seis de los métodos más usados para predecir el fac- 
tor volumétrico del petróleo en la formación, В. Es importante señalar, que estos méto- 
dos aplican cuando la presión del yacimiento es igual o menor a la presión del punto de 
burbujeo. 


2.5.1. Correlación de Standing 


Standing* presentó una correlación gráfica que permite estimar el factor volumé- 
trico del petróleo en la formación teniendo como parámetros la solubilidad y gravedad 
del gas, la gravedad del petróleo y la temperatura del yacimiento. Posteriormente'”, de- 
mostró que el factor volumétrico del petróleo en la formación puede expresarse mate- 
máticamente por la siguiente ecuación: 


0,5 hé 
Bg = 09759 + 0,000120| R; ЕЗ +125(Т — 460) (3.85) 


о 


donde R, es la solubilidad del gas en PCN/BN; T, la temperatura del sistema en °R; yọ, la 
gravedad específica del crudo en superficie; y y , , la gravedad específica del gas en solu- 
ción. | 
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2.5.2. Correlación de Vásquez y Beggs 


Vásquez y Beggs?? desarrollaron una relación para determinar el B, en función де 
Ка, yo, У g yT. La correlación propuesta está basada en 6000 medidas de B, realizadas а 
diferentes presiones. Usando técnicas de regresión lineal, formularon la siguiente ecua- 
ción que mejor reproduce los datos utilizados: 


API 


By =10+С|Е„ +(Т— sof la *CR,] (3.86) 


Y gs 


donde R, es la solubilidad del gas en PCN/BN; T, la temperatura en ^R; y y gs, la gravedad 
específica del gas definida por la ecuación 3.72. 


Los valores para los coeficientes C, — C} son: 


_ Coeficiente | 30 ut s i 
С, 4,677 x 107% 4,670 x 197 
G 1,751 x 10% 1,100 x 1075 
C4 __ -1,811 x 10% 1,337 x 107? 


El error promedio reportado al usar esta correlación es de 4,796. 


2.5.3. Correlación de Glaso 
Glaso’! propuso la siguiente correlación para estimar el В, en función de R,, Yo. 
Ув У T: 
В, =10+10% (3.87) 
donde 


= —6585114-29132910g Во; — 027683(log В; Y (3.88) 


B, es un número de correlación definido por la siguiente ecuación: 


uo2'jeugougyoo»ue|qolfeoBje / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 


0,526 
Bop = Rs ЕЗ +0968(Т — 460) (3.89) 
Yo 
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donde А; es la solubilidad del gas en PCN/BN; Т, la temperatura en °R; y y, la gravedad 
específica del gas; y у, la gravedad específica del crudo en condiciones normales. 

La correlación anterior se dedujo a partir del estudio рут de 45 muestras de pe- 
tróleo y su porcentaje de error es del -0,43% con una desviación estándar de 3,18%. 
Según Sutton y Farshad* esta correlación predice con mayor exactitud cuando se 
compara con las de Standing? y la de Vásquez y Beggs””. En general, aproxima B, por 
debajo de sus verdaderos valores, mientras que la de Standing y la de Vásquez y Beggs 
los sobrepredicen. 
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2.5.4. Correlación de Al-Marhoun 
Al-Marhoun???? desarrolló la siguiente correlación para estimar el B, en función 
deRs уо, Ув УТ 


o = 0,497069 + 0862963 х1073Т +0182594 x10 ?F +0,318099х1075 Е? (3.90) 


donde Tes la temperatura del sistema en °R y con el parámetro de correlación F definido 
por la siguiente ecuación: 


F = Каурус (3.91) 


Los coeficientes а, b у с son los siguientes: 


а = 0,742390; b = 0,323294; с = -1,202040 


2.5.5. Correlación де Petrosky y Farshad 
Petrosky y Farshad** propusieron una nueva expresión para determinar B,, similar 
a la desarrollada por Standing, pero introducen tres nuevos parámetros que aumentan 
su exactitud. La correlación tiene la siguiente forma: 


0,2914 3,0936 


Е у 
В, = 10113 +7,2046(1 075 j| ко 3778 NS +024626(Т — 460)99?71 (3.92) 
Yo 


donde R, es la solubilidad del gas en PCN/BN; Т, la temperatura en °R; y y, la gravedad 
específica del gas; y yọ, la gravedad específica del crudo en condiciones normales. 


2.5.6. Ecuación de balance de materiales 
De acuerdo con la definición de B, dada por la ecuación 3.84 se puede demostrar 
que: 


62,4y , +00136R 
p cuo 578 (3.93) 
Po 


donde К; es la solubilidad del gas en PCN/BN; у , , la gravedad específica del gas; у, la 
gravedad específica del crudo en condiciones normales; y p, la densidad del petróleo a 
la presión y temperatura del yacimiento en Ib/pie*. 


El error que se comete calculando el 8; mediante la ecuación 3.93, dependerá de la 
exactitud de las variables Rs, у, y y del método utilizado para calcular po. 


EJERCICIO 3.29 


Dados los siguientes datos experimentales pVT de seis muestras de petróleo crudo, 
obtenidos en dos etapas de separación, calcule el factor volumétrico del petróleo en la 
formación a la presión de burbujeo. Compare los resultados con los obtenidos experi- 
mentalmente y calcule el error absoluto promedio. 
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Muestra f ug | € ps TÉ 
1 250 2377 751 1,528 38,13 22,14x10%a2689 150 60 471 0,851 
2 220 2620 768 1,474 40,95 18,75x105a2810 100 75 40,7 0,855 
3 260 2051 693 1,529 37,37 22,69x105a2526 100 72 486 0,911 
4 237 2884 968 1,619 38,92 21,551x10%2a2942 60 120 40,5 0,898 
5 
6 


218 3065 943 1,570 37,70 24,16x10%a3273 200 60 442 0,781 
180 4239 807 1,385 46,79 11,45x10 $a 4370 85 173 27,3 0,848 


Solución: 


96 error - 1,7 2,8 2,8 1,3 1,8 0,6 


2.6. Coeficiente isotérmico de compresibilidad del petróleo 


Los coeficientes isotérmicos de compresibilidad son imprescindibles en la solu- 
ción de problemas de ingeniería de yacimientos y en la determinación de algunas pro- 
piedades físicas de los petróleos no saturados. Se definen por la siguiente expresión ma- 

" 1 =) 
tematica: c2 ->| | . 
Удар). 

Para un sistema de petróleo crudo, el coeficiente isotérmico de compresibilidad de 

la fase petróleo, cą, se define para presiones por encima del punto de burbujeo рог 


una de las siguientes ecuaciones: 


шо2'уеипоц озивјдолеобје / оомула OYIPVOD TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 
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1 [ду 
Ead 3.94 
1 YàB, 

_ [1 {98 3.95 
a a | др | Јо 
Co = -+ [2] (3.96) 

Ро Л др Jr 


donde c, es la compresibilidad isotérmica en lpc”!; pọ, la densidad del petróleo en 
lb/pie*; у Bo, el factor volumétrico del petróleo en la formación en BY/BN. 


Para presiones por debajo del punto de burbujeo, se define como: 
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—1 ôB, В, ƏR 
с) = o4 5 (3.97) 
By, др В, др 


donde B, es el factor volumétrico del gas en la formación en BY/PCN. 


Existen muchas correlaciones para estimar c, a presiones por encima del punto de 
burbujeo, es decir, para petróleos no saturados. Las más utilizadas son: la de Vásquez y 
Beggs”, la de Petrosky y Farshad?* y la de McCain et aP*. 


2.6.1. Correlación de Vásquez y Beggs 


Vásquez y Beggs” aplicaron regresión lineal a un conjunto de datos experimenta- 
les para tratar de correlacionar la compresibilidad del petróleo en función de R, "АРЛ, 
Yg: T y p, y propusieron la siguiente expresión: 


—1433- 5R a, +172(Т — 460) — 1180y „ +1261(* API) 
105 p 


(3.98) 


Сб = 


donde T es la temperatura en °В; p, la presión por encima de la presión de burbujeo en 
Ipca; Rsp, la solubilidad del gas en el punto de burbujeo, PCN/BN y y gs, la gravedad co- 
rregida del gas definida por la ecuación 3.72. 


2.6.2. Correlación de Petrosky y Farshad 


Petrosky y Farshad** propusieron la siguiente relación para determinar la compre- 
Sibilidad del petróleo para sistemas de hidrocarburos no saturados: 


c, = 1705x 1077 989357, 01885 дру 0,372 (m — 460) 0.6729 y, 0,5906 (3.99) 


donde T es la temperatura en °R; y Rs», la solubilidad del gas en el punto de burbujeo en 
PCN/BN. 


EJERCICIO 3.30 


Usando los datos experimentales dados en el ejercicio 3.29, estime la compresibili- 
dad del petróleo usando las correlaciones de Vásquez-Beggs y la de Petrosky-Farshad. 
Estime el error absoluto promedio. 


Solución: 
Muestra р Co (medido) Correlación 
107*1pc - ¡Vásquez y Beggs, Petrosky. y Farshad 
_ Ж _ 10% ipc 10 Ipc 
1 2689 22,14 22,88 22,24 
2 2810 18,75 20,16 19,27 
3 2526 22,60 23,78 22,92 
á 2942 21,51 22,31 21,78 
5 3273 24,16 20,16 20,39 
6 4370 11,45 11,54 11,77 
% error - 6,18 4,05 
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2.6.3. Correlación de McCain, Rollins y Villena 


McCain, Rollins y Villena? encontraron una correlación para estimar la compresi- 
bilidad del petróleo para presiones por debajo del punto de burbujeo. La correlación 
propuesta tiene la siguiente forma: 


Со = exp(A) (3.100) 
donde el parámetro de correlación A viene dado рог: 
А = — 7,633 — 1,497 In(p) -1115In(T) +0,553 In(API) + 01 84In(R aj ) (3.101) 


con T en Ву Ry, medida en el punto de burbujeo. 


Estos autores sefialan que la aproximación de la ecuación 3.100 se puede mejorar al 
incluir en el parámetro de correlación A, la presión en el punto de burbujeo. Así se tiene: 


А = –7,573— 1,45 In(p)— 0,383 In (pp ) - 1,402 In(T) +0,256 In(API) +0,449 In(R ¿, ) 
(3.102) 


2.6.4. Correlación de Standing 


Analíticamente las correlaciones de Standing” para R, (ecuación 3.70) y B, (ecua- 
ción 3.85) se pueden diferenciar con respecto a la presión p, para dar: 


ок, _ К; 


(3.103) 
др  083p+2175 
ЈЕ 0.5 0,12 
ов 0,000144R | | 
ба s |e] [rR |Z| +125T- 460) (3.104) 
др 083p + 2175 A yo Yo 


Estas dos expresiones pueden sustituirse en la ecuación 3.97 para obtener la si- 
guiente relación: 


0,12 
—R [у y 
с, = ——==—— 1000014, |—- к, © +125(Т — 460) "B. (3.105) 
B, (083p + 2175) Yo Yo | 


donde T es la temperatura еп °R; р, la presión еп Ірса; A, la solubilidad del gas a la pre- 
sión p еп PCN/BN; By, el factor volumétrico del gas en la formación a la presión p en 
BY/PCN; y „ , la gravedad del gas en solución; yo, la gravedad del petróleo en condiciones 
de tanque; y B,, el factor volumétrico del petróleo en la formación a la presión p en 
BY/BN. 


wos"eunoyQosue|qolifeoblo / ООМУЛЯ омгмог тмоаава могогаз 0102 O LHOIHAdOO 
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EJERCICIO 3.31 


Un petróleo crudo se encuentra a una presión de 1650 Ірс y temperatura де 250*F. 
El sistema tiene las siguientes propiedades pVT: 


“API = 47,1 рь = 2377 прса Y g = 0851 yo = 0792 
Rsp = 751 PCN/BN Bop = 1528 ВҮ/ВМ Ygs = 0873 
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Los datos pVT medidos en el laboratorio a 1650 Ipem se presentan a continuación: 
Bg = 1,393 BY/BN Bg = 0001936 ВУ/РСМ 

Rs = 515PCN/BN с, = 3248x1076 Ipc" 

Estime la compresibilidad del petróleo usando (a) la correlación de McCain et al.” 
y (b) la ecuación 3.105. 


Solución: 
a) Usando la correlación de McCain et al. 36, 
• Se calcula el parámetro de correlación A usando la ecuación 3.102 


А = —7,573 — 1,4511(1665) — 0,383 In (2392) + 1,402 In(710) + 
0,256 In(47,1) + 0,449 In(451) = – 81445 


e Se calcula c, usando la ecuación 3.100: 
с, = exp(- 81445) = 2903 x 10 Ipc” 


b) Usando la ecuación 3.105: 


0,12 
– 515 0,851 0,851 
бон ss —— F 125250) comen 


Cn = 
97 1393[0,83(1 665) + 2175] 0,792 0,792 


= 424х107 Ipc” 

Es importante señalar que cuando es necesario establecer relaciones pVT para un 
sistema de hidrocarburos mediante correlaciones o por extrapolación, debe verificarse 
que las funciones pVT sean consistentes. 

Esta consistencia se asegura si el aumento del volumen de petróleo con aumento 
de presión es menor que la disminución de volumen asociado con el gas en solución. 
Como la compresibilidad del petróleo expresada por la ecuación 3.97 debe ser positiva, 
esto nos lleva al siguiente criterio de consistencia: 

ðB ок 

о < Ba 5 
др др 


La consistencia puede verificarse fácilmente en la forma tabular де los datos рут, 
pues generalmente el factor volumétrico del gas, B в, es pequeño a elevadas presiones. 


(3.106) 


2.7. Factor volumétrico del petróleo en la formación 
para petróleos no saturados 
Como puede observarse en la Figura 3.13, los aumentos de presión por encima del 
punto de burbujeo hacen que el factor volumétrico del petróleo en la formación dismi- 


nuya debido a la compresibilidad del petróleo. Para tomar en cuenta los efectos de la 
compresión del petróleo sobre el B, , es necesario calcular el В, en el punto de burbujeo 
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MP usando cualquiera de los métodos 
параван аса descritos anteriormente. Una vez 
calculado el B,, es necesario ajus- 
tarlo para tomar en cuenta el efecto ` 
del aumento de presión por encima 
de la presión de burbujeo. Este ajus- 
te se realiza usando el coeficiente 
de compresibilidad del petróleo, ex- 
presado matemáticamente en tér- 
minos del factor volumétrico del pe- 
tróleo en la formación. Así, la ecua- 
ción 3.94. puede escribirse de la si- 


< 
T 


Volumen ——J» 


4----------------------------------- 


Pb Presión — ' . 
Figura 3.13. Comportamiento del volumen de petróleo en — gulente manera: 
función de las variaciones de presión. 


Esta ecuación puede arreglarse e integrarse de la siguiente manera: 


p B, 
1 
| -содр= E (3.107) 
Bo 
Pb Вор 


Evaluando сь a una presión promedio y resolviendo la integral, se obtiene: 
В, = Bop ехр[-со(р - рь)] (3.108) 


donde p es la presión de interés en Ірса; B,, el factor volumétrico del petróleo en la for- 
mación a la presión p en BY/BN; Bop, el factor volumétrico del petróleo en la formación a 
la presión de burbujeo рь, en BY/BN. 

Reemplazando c, por la ecuación de Vásquez y Beggs””, ecuación 3.98, e integran- 
do la ecuación resultante, se tiene: 


uo2'jeugougyoo»ue|qolfeoBje / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 


Bo = Bop cp amo 2] | (3.109) 
Рь . 
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donde А = 1075|--1433 + 5R 4, +172(Т — 460) – 1180y gs +1261API] 


Reemplazando c, en la ecuación 3.108 con la expresión de Petrosky-Farshad** 
(ecuación 3.99) e integrando, resulta: 


0,4094 _ 


В, = Bop exp[—A(p pp] (3.110) 


con el parámetro de correlación A dado por: 
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donde Tes la temperatura de interés en °R; р, la presión en Ipca; y R „у, la solubilidad del 
gas a la presión de burbujeo p, en PCN/BN. 


EJERCICIO 3.32 


Usando los datos experimentales pVT del ejercicio 3.31, calcule el factor volumétri- 
co del petróleo en la formación а 5000 Трст usando (a) ecuación 3.109 y (b) ecuación 
3.110. El factor volumétrico del petróleo en la formación (B, ) medido experimentalmen- 
te es 1,457 BY/BN y en el punto de burbujeo (Bop) es 1,528 BY/BN. 

Solución: 

a) Ecuación 3.109 

* Paso 1: Se calcula el parámetro A 


А = 1075 [71433 + 5(751) +172(250) — 118000873) +12,61(471)] = 0061858 


* Paso 2: Se aplica la ecuación 3.109 


5 
Bo = 1,528ехр -0061858120 | = 1459 ВУ/ВМ 
2392 


b) Ecuación 3.110 
• Paso 1: Se calcula el parámetro A de la ecuación 3.111: 


A = 416460077 )(751)9 69357 (5851) 01885 (471) 03272 (250) 06729. = 0005778 
* Paso 2: Se aplica la ecuación 3.110: 


В, = 1528exp| -0005778(5015949* — 23929499* у] = 1,453 ВУ/ВМ 


2.8. Factor volumétrico total o bifásico 


En algunas ecuaciones de yacimientos se utiliza el término denominado factor vo- 
lumétrico total o bifásico, B,, definido como el volumen en barriles que ocupa en condi- 
ciones de yacimiento un barril normal de petróleo junto con su volumen de gas inicial en 
solución. En otras palabras, incluye el volumen líquido, Bọ, más el volumen de la dife- 
rencia entre la solubilidad del gas inicial, R q, y la solubilidad del gas en las condiciones 
actuales del yacimiento, esto es: Rs. Si el factor volumétrico del gas es B,, entonces el 
factor volumétrico total será: 


B, = Bo t Bo (Rsi — Rs) (3.112) 


donde B, se expresa en BY/BN y B, en BY/PCN. 


Por encima de la presión del punto de burbujeo R,; = К, y el factor volumétrico bi- 
fásico es igual al factor volumétrico del petróleo, o sea, B, = B,. Por debajo del punto de 
burbujeo, sin embargo, a medida que la presión disminuye, el factor volumétrico del pe- 
tróleo también disminuye y el factor volumétrico total aumenta debido a la liberación de 
gas en solución y a la continua expansión del gas liberado. La relación entre B, y B, se 
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ilustra en la Figura 3.14. En A se muestra un cilindro con un pistón que contiene la 
mezcla de petróleo y gas a la temperatura del yacimiento y a una presión inicial mayor 
que la de burbujeo. Puesto que la presión es mayor que la de burbujeo, el sistema se 
encuentra en estado líquido y, por lo tanto, Bọ; = By. A medida que el pistón se levan- 
ta, el volumen aumenta y como consecuencia la presión disminuye. Cuando se alcanza 
la presión de burbujeo, tal como se ilustra en B, el sistema continúa en estado líquido 
pero el volumen se ha expandido a В, = B, barriles debido a la compresibilidad del 
sistema. 


CAEN 


i Gas libre Gas libre 
epe 676 pie? 567 pie? 
11,310 BY | — 
P,=3500 Ipca P,=2500 Ipca Р 21200 Ipca P,=14,7 Ipca P,=14,7 Ipca 
Ту = 160*F Ту = 160°Е Ту = 160° Ту = 160*F T = 60°Е 
А B с D E 


Figura 3.14. Comportamiento de В; y Во en función de presión y temperatura (tomada de Craft y Hawkins?*). 


Por debajo de la presión de burbujeo, en C, comienza a formarse una fase gaseosa 
que se dilata a medida que la presión disminuye debido a la liberación del gas en solu- 
ción y a la expansión del gas ya liberado; inversamente, la fase líquida se contrae y se 
convierte en B, barriles a la presión p, menor que la presión al punto de burbujeo. La 
cantidad де gas libre en C medida a la presión p y a la temperatura del yacimiento T ,. es 
Bg (Ка — Rs) y el volumen total ocupado por las dos fases en condiciones de yacimiento 
es el factor volumétrico total, o sea: В + By (Rsi — Ry). 

En D la presión es la atmosférica, 14.7 Ірса, pero la temperatura es aún la del yaci- 
miento. En estas condiciones ya se ha liberado todo el gas en solución, cuyo volumen en 
barriles es В. R,;, medidos a p = 14,7 Ірса y T,. El volumen de líquido es B,, el cual es 
mayor de un barril debido a la expansión térmica. 

En E las condiciones son las normales, esto es: p = 147 y T = 60°F; así, el volumen 
de líquido es un barril normal de petróleo y la cantidad de gas libre es la total, es decir, 
Ry; En estas condiciones, el B, es (1/ 5615) BY/PCN, esto es: 1,0 PCY/PCN, por lo que re- 
sulta que el gas libre es R; РСМ. 
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2.9. Densidad del petróleo 


La densidad del petróleo crudo se define como la masa de una unidad de volumen 
de crudo a determinada presión y temperatura. Usualmente se expresa en libras por pie 
cübico. 
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Se han propuesto varias correlaciones empíricas para el cálculo de la densidad de 
los líquidos de composición desconocida, a determinada presión y temperatura, las cua- 
les requieren los datos pVT usados como parámetros de correlación, tales como: el fac- 
tor volumétrico del petróleo en la formación, la gravedad del gas, la gravedad del petró- 
leo y la solubilidad del gas. Estas correlaciones al combinarse con algunas definiciones y 
ecuaciones deducidas de balance de materiales permiten estimar la densidad de los lí- 
quidos a determinada presión y temperatura. A continuación se presentan las más utili- 
zadas. 


2.9.1. Correlación de Standing 


Para calcular la densidad del petróleo a presiones iguales o por debajo de la 
presión de burbujeo puede utilizarse la ecuación 3.93, deducida a partir de la defini- 
ción del factor volumétrico del petróleo en la formación la cual es: 


62,4y ¿ +00136R ¿y g 
Po 


о 


Resolviendo esta ecuación 3.93 para la densidad de petróleo se obtiene: 


62,4y , +001368 
"m Yo К 578 (3.113) 
о 


donde y, es la gravedad específica del petróleo en condiciones de tanque; R,, la solubi- 
lidad del gas en PCN/BN; y p,, la densidad del petróleo en Ib/pie?. 


Standing? propuso la ecuación 3.85 para estimar el factor volumétrico del petró- 
leo en la formación, la cual depende de la solubilidad del gas R,, la gravedad específica 
del petróleo en condiciones de tanque у ,, la gravedad específica del gas en solución y y 
y de la temperatura del sistema T. Agrupando la ecuación 3.93 con la correlación de 
Standing, ecuación 3.85, se puede así estimar la densidad del petróleo a determinada 
presión y temperatura mediante la siguiente expresión: 


62,4у ¿ +001 36Р У g 
Ро = Я 0,5 1175 
0972 + 00001 47 Rs ЁЗ +125(Т — 460) 


о 


(3.114) 


donde y, es la gravedad específica del petróleo en condiciones де tanque y T la tempera-: 
tura del sistema en ?R. 


EJERCICIO 3.33 


Usando los datos experimentales del ejercicio 3.29, calcule la densidad del petró- 
leo mediante las ecuaciones 3.113 y 3.114. Compare los resultados y calcule el error 
absoluto promedio. 
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Solución: 


Ecuación Ecuación 
3.113 3.114 


Muestra ` 


1 38,04 38,31 
2 40,85 40,18 
3 37,68 38,26 
4 41,52 40,39 
5 38,39 38,08 
6 46,86 44,11 
% error - 0,84 2,65 


La densidad del petróleo por encima del punto de burbujeo puede calcularse 
por medio de: 


Po = Pop @хр[сь(р— рь) (3.115) 


donde p, es la densidad del petróleo a la presión p en Ib/pie?; p op, la densidad del petró- 


leo a la presión de burbujeo en Ib/pie?; ус, el coeficiente isotérmico de compresibilidad 
Р J ple”; усо p 


del petróleo а la presión promedio en Ipc !. 


Las correlaciones de Vásquez у Beggs” y la de Petrosky-Farshad*? para calcular la 
compresibilidad del petróleo pueden incorporarse a la ecuación 3.115 para obtener la 
densidad del petróleo. 


2.9.2. Correlación de Vásquez y Beggs 


Po Pob cp am 2.) (3.116) 
b 


donde A está definido por: A = 1075[- 1433 + 5R ¿y +172(Т — 460) – 11 80y gs + 1261AP1] 


2.9.3. Correlación de Petrosky y Farshad 
ро = Pap ехо ap? — р0%* }] (8.117) 


шод'пеидоцозиејаол[еобјә / оомула ОЫІГУОО 71193459 NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


donde A está definido por la ecuación 3.111, esto es: 
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2.10. Viscosidad del petróleo 


La viscosidad del petróleo, и, es una característica muy importante que controla 
el flujo de petróleo a través del medio poroso y de las tuberías. Generalmente se define 
como la resistencia interna que ofrece el petróleo para moverse. 

Esta propiedad depende fuertemente de la temperatura del yacimiento, la presión, 
la gravedad del petróleo, y la gravedad y solubilidad del gas. 
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Puede determinarse en el laboratorio 
a determinada presión y temperatura y ge- 
neralmente se reporta en los análisis es- 
tándar pVT. Si no se dispone de datos de la- 
boratorio, puede calcularse usando algu- 
nas correlaciones, las cuales varían en 
complejidad y aproximación según el tipo 
de dato disponible. La Figura 3.15, muestra 
las características típicas de Ја viscosidad 
del petróleo crudo. Obsérvese que las vis- 
cosidades del petróleo muerto (petróleo li- 
bre de gas en condiciones atmosféricas) 
son mucho más altas que en las condicio- 
nes del yacimiento. Presiones más altas al 
punto de burbujeo representan el aumento 
del gas disuelto en el petróleo crudo, lo que 
causa una reducción de la viscosidad, pues 
el gas en solución tiene el efecto de reducir 
la resistencia interna que ofrece el líquido 
al flujo, y causa, además, la expansión del 
petróleo reduciendo su densidad. Por lo 


Viscosidad, centopoise 


еј 
ИНИНИ 


0 1000 2000 В 3000 4000 5000 


Presión, Ipcm 


Figura 3.15. Viscosidad del petróleo 
en función de presión. 


tanto, a mayor cantidad de gas en solución en el petróleo, mayor será la reducción de la 
viscosidad, alcanzándose la viscosidad mínima al punto de burbujeo. Por encima de esta 
presión, ya no hay disponibilidad de gas libre para entrar en solución y, por lo tanto, la 
viscosidad aumenta y las moléculas de líquido están forzadas a permanecer juntas. 


De acuerdo con la presión, la viscosidad del crudo se clasifica en tres categorías: 


e Viscosidad del petróleo muerto, 4,4: viscosidad a la presión atmosférica (sin gas 
disuelto) y a la temperatura del yacimiento. 


e Viscosidad del petróleo saturado, 4,5: viscosidad a la presión de burbujeo y a la 


temperatura del yacimiento. 


* Viscosidad del petróleo no saturado, и: viscosidad a una presión por encima del 


punto de burbujeo y a la temperatura del yacimiento. 
La estimación de la viscosidad del petróleo a presiones iguales o por debajo del 


punto de burbujeo se realiza en dos pasos: 


1. Se calcula la viscosidad del petróleo sin gas disuelto (petróleo muerto), да, a la 


temperatura del yacimiento. 


2. Se ajusta la viscosidad del petróleo sin gas disuelto (petróleo muerto), para tomar 
en cuenta el efecto de la solubilidad del gas a la presión de interés. 


A presiones mayores que la del punto de burbujeo del petróleo, es necesario un ter- 
cer paso: ajustar la viscosidad al punto de burbujeo para tomar en cuenta la compresión 
y el grado de saturación del crudo en el yacimiento. 
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2.10.1. Métodos para calcular la viscosidad de petróleos muertos 


A continuación se describen brevemente algunos métodos para estimar la viscosi- 
dad del petróleo. 


2.10.1.1. Correlación de Beal 


Beal?” desarrolló una correlación gráfica para determinar la viscosidad de petró- 
leos sin gas en solución de acuerdo con la temperatura y la gravedad API del crudo. Para 
ello midió la viscosidad de 753 petróleos muertos a temperaturas iguales o por encima 
de 100°. Posteriormente Standing’? expresó esta correlación gráfica mediante la si- 
guiente ecuación: 


18(10)7 [ 360 | 
(3.118) 


= 10,32 + 
Moa | АР1®°З АТ — 260 


con а = 10(949* 833//PD. donde и а es la viscosidad del petróleo muerto en cp medida а 
14,7 ћрса y temperatura del yacimiento; y T, la temperatura en 'Е. 


2.10.1.2. Correlación de Beggs y Robinson 


Beggs y Robinson?? desarrollaron una correlación empírica para determinar la vis- 
cosidad de petróleos muertos, para lo cual analizaron más de 460 medidas de viscosidad 
en petróleos sin gas en solución. Su expresión matemática es como sigue: 


Hog = 107 —1 (3.119) 


допде 
X = Y(T — 460) "168, y 2107; 2 = 30324— 002023°АР1 


El error promedio de esta correlación fue de –0,64% con una desviación estándar 
de 13,5396 cuando se probó contra los datos utilizados para su desarrollo. 


2.10.1.3. Correlación de Glaso 


Glaso?! presentó una relación matemática para calcular la viscosidad de petróleos 
muertos, la cual obtuvo utilizando las medidas experimentales efectuadas en 26 mues- 
tras де crudo. Su forma es la siguiente: 
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Aog = 314110) 9]7 — 460)? ^^ [lograPr]" (3.120) 


donde el coeficiente a viene dado por: 
а = 10313[log(r — 460)] – 36447 


Esta expresión puede usarse dentro del rango de 50-300*F para la temperatura del 
sistema y 20-48°АРІ para la gravedad del crudo. 


Sutton y Farshad?? concluyeron que, entre estas tres correlaciones, la де Glaso?! es 
la que muestra la mejor aproximación. 
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2.10.2. Métodos para calcular la viscosidad de petróleos 
saturados 


A continuación se presentan dos de las correlaciones más utilizadas: 
2.10.2.1. Correlación de Chew y Connally 

Chew y Connally” desarrollaron una correlación gráfica para ajustar и ба de acuer- 
do con la solubilidad del gas a la presión de saturación, la cual se obtuvo utilizando 457 
muestras de crudos. Posteriormente, Standing’? la expresó matemáticamente como sigue: 

Hop = 00)* (toq)? (3.121) 
_ 068 025 0062 

106 107 109 


con а= R.[22007^)8, – 74107" )], b 


с = 862(107°)К,; 4=101073)К,; e=374110%R, 


donde и ба es la viscosidad del petróleo muerto en ср a 14,7 Ірса y temperatura del уасі- 
miento; y и оь, la viscosidad del petróleo en cp a la presión de burbujeo. Los datos experi- 
mentales usados por Chew y Connally”? están enmarcados dentro de los siguientes rangos: 


* Presión en lpca: 132-5645 

e Temperatura en °F: 72-292 

• Solubilidad del gas en PCN/BN: 51-3544 

• Viscosidad del petróleo muerto еп cp: 0,377-50 


2.10.2.2. Correlación de Beggs y Robinson 


A partir del análisis de 2073 medidas de viscosidades en petróleos saturados, 
Beggs y Robinson?? propusieron la siguiente correlación para estimar la viscosidad del 
petróleo saturado: 


Hop = а(иоа)? (3.122) 
donde а = 10715(R, +100) 9975 y b= 5,44(R, +150) 998 
Su aproximación es de -1,83% con una desviación estándar de 27,25%. Los rangos 
de los datos utilizados son: 
* Presión en lpca: 132-5265 
* Temperatura en ^F: 70-295 
* Gravedad API: 16-58 
* Solubilidad del gas en PCN/BN: 20-2070 


2.10.3. Métodos para calcular la viscosidad de petróleos 
no saturados 
La viscosidad del petróleo por encima del punto de burbujeo se estima, primero, 
calculando la viscosidad al punto de burbujeo y, luego, ajustándola para presiones 
mayores. 
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2.10.3.1. Correlación de Vásquez у Beggs 


Vásquez y Beggs” analizaron 3593 datos y propusieron la siguiente correlación 
para estimar dicha viscosidad: 


m 
Ж по (3.123) 
рь 


donde т = 26p*** (10°), con а = – 3941075 јр – 5. El error promedio al utilizar esta co- 
rrelación es de -7,54%. Los rangos de datos utilizados son: 


Presión. реа наь a RR etn КЕ 141-9151 
Temperatura, F: pees eai ....... 72-292 
Solubilidad del gas, PCN/BN ................... 9,3-2199 
Viscosidad del petróleo, ср.................... 0,117-148 
Gravedad del ваѕ............................ 0,511-1,351 
бтамедадАћ!............................... 15,3-59,5 


EJERCICIO 3.34 


Además de los datos experimentales pVT dados en el ejercicio 3.29, se disponen de 
los siguientes datos de viscosidad: 


(py à T Cr) 
0,765 a 250 


1,286 a 220 0,373 0,450 a 5000 
0,686 a 260 0,221 0,292 a 5000 
1,014 a 237 0,377 0,414 a 6000 
1,009 a 218 0,305 0,394 a 6000 
4,166 a 180 | 0,950 1,008 а 5000 


Usando las correlaciones presentadas estime la viscosidad del petróleo para los di- 
ferentes tipos de petróleo. 
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Solución: 
• Viscosidad de petróleos muertos 
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% error 44,9 17,32 35,26 
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• Viscosidad де petróleos saturados 


Beggs- Robinson 
S ке ~ 
0,287“ 
0,377 
0,279 
0,297 
0,300 
0,689 
17 


% error 
* Usando la medida de и 


* Viscosidad de petróleos no saturados 


0,281 

0,450 

0,292 

0,414 

0,396 
6 1,008 

% error 
*Usando la medida de мор 


2.11. Tensión superficial 


Es una propiedad muy importante en los cálculos de ingeniería de yacimientos y en 
el diseño de proyectos de recuperación mejorada de crudos. Se define como la fuerza 
por unidad de longitud ejercida en las regiones limítrofes entre una fase líquida y una 
fase de vapor, causada por la diferencia entre las fuerzas moleculares de ambas fases, y 
también por su desbalance en la interfase. El resultado neto de este esfuerzo es una ten- 
dencia a reducir el área de contacto debido a la tensión superficial, la cual puede medirse 
en el laboratorio y se expresa generalmente en dina/cm. 


La tensión superficial entre la fase líquida y su vapor en equilibrio depende, funda- 
mentalmente, de la presión, temperatura y composición de las fases. En el caso de sus- 
tancias puras, se puede definir especificando únicamente la presión y la temperatura. En 
el caso de mezclas puede especificarse una de las dos variables, determinando la otra en 
las curvas de presión de vapor. 


La tensión superficial de varios hidrocarburos puros parafínicos se muestra en 
función de temperatura en la Figura 3.16; es importante indicar que una tensión de su- 
perficie cero ocurre en el punto crítico del hidrocarburo. 
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Figura 3.16. Tensión superficial de algunos hidrocarburos parafínicos 


2,40 


En el caso de los hidrocarburos puros, las tensiones superficiales pueden ser esti- 
madas por medio de la ecuación propuesta por Sugden*! e investigada experimental- 
mente por Weinaug y Katz‘? 


Poh 
g^ = 20, =p) (3.124) 


donde o es la tensión superficial en dina/cm; p, la densidad del liquido y del vapor, еп 
g/cm?; M, el peso molecular del componente puro; у Р, un parámetro adimensional in- 
dependiente de la temperatura, característico de cada componente puro y denominado 
parachor. A continuación se presentan valores de parachor para algunos componentes 
puros, reportados por Weinaug y Katz? y presentados también por Ahmed!. 


Tabla 3.3. Valores de parachor para algunos componentes puros 


Componente - Parachor. Componente: “Parachor: 
со, 78,0 n—C,4 189,9 
N, 41,0 i—Cs 225,0 
C, 77,0 n—Cg 231,5 
C; 108,0 n—-Cg 271,0 
C, 150,3 n-C; 312,5 
і-С4 __ 181,5 n-Cg - 351,5 
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Este parámetro adimensional puede ser calculado a su vez por medio de la ecua- 
ción derivada por Fanchi? 


(Pen); = 699 + 2,3М; (3.125) 


donde M; es el peso molecular del componente i, y ( P-p ); el parachor del componente i. 

Existen en la literatura'92*272555 otras correlaciones para estimar la tensión su- 
perficial para mezclas de hidrocarburos, y algunas revistas especializadas*^ > aportan 
valiosas informaciones sobre datos experimentales referentes a este tópico. La Figu- 
ra 3.17 presenta una comparación de medidas experimentales y calculadas usando 
diferentes temperaturas. 


30 | ER 


|_ 


Datos experimentales 


Ф € + а88°Е 
А а95°Е 


Calculados 
OA a120'F 


1000 2000 3000 4000 5000 | 6000 


Presión de saturación, Ipca 
Figura 3.17. Tensión superficial para petróleos crudos determinada a diferentes temperaturas 


— 
о 


Tensión superficial, dinas/cm 
ЕУ 
< 


HE 


2,45 


Para mezclas de hidrocarburos complejas, Weinaug y Katz? utilizaron la correla- 
ción de Sugden‘! introduciendo la composición de las dos fases en la ecuación 3.125. La 
expresión modificada tiene la siguiente forma: 


0% = > Ра) (Ax; – By] (3.126) 


con los parámetros A y B definidos por: 


Po Pg 
= ——— В = ——2— 
624M, У 624M; 
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donde p, es la densidad de la fase petróleo en Ib/pie?; M,, el peso molecular aparente de 
la fase petróleo; p, la densidad de la fase gas en Ib/pie?; М в, €l peso molecular aparente 
de la fase gas; х,, la fracción molar del componente і en la fase petróleo; y;, la fracción 
molar del componente i еп la fase gas y n el número total de componentes en el sistema. 


EJERCICIO 3.35 


La composición de un petróleo crudo y el gas asociado en equilibrio se dan a conti- 
nuación. La presión y temperatura del yacimiento, son: 4000 Ipca у 160%, respectivamente. 


"Componente E Es "ES с, d 
Xj 0,45 0,05 0,05 0,03 0,01 0,01 0,40 
у; 0,77 0,08 0,06 0,04 0,02 0,02 0,01 


Se dispone además де los siguientes datos adicionales: 


Densidad del petróleo, Ib/pie?.................. 46,23 
Densidad del gas, Буре“ ..................... 18,21 
Peso molecular де C} = ..................... 215 


Con esta información, calcule la tensión superficial. 


Solución: 
• Paso 1: Calcule el peso molecular aparente de las fases líquida y gaseosa: 


Мо =100253 M, = 2499 


• Paso 2: Calcule los coeficientes A у B: 


= a US = 000739 
(62,4)(100,253) 
pe IUl =o611és 
(62,4)(24,99) 
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• Paso 3: Calcule el parachor de C7 a partir de la ecuación 3.125: 
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(Pen) c+ = 699 + (2,3)(215) = 564,4 


• Paso 4: Construya la siguiente tabla: 


_ ву 

77 0,00333 0,0090 

108 0,00037 0,00093 —0,0605 
150,3 0,00037 0,00070 —0,0497 
189,9 0,00022 0,00047 —0,0475 
231,5 0,00007 0,00023 –0,0370 
271,0 0,000074 0,00023 –0,0423 
564,4 0,00296 0,000117 1,6046 
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• Paso 5: Calcule la tensión superficial usando la ecuación 3.126: 


о = (0931 5)* = 0,753 dinas/cm a 4000 Ipca y 160°Е. 


3. Propiedades del agua 


Es un fluido que normalmente encontramos asociado a las acumulaciones de pe- 
tróleo y, por eso, pocas veces se obtiene producción de petróleo sin la producción de 
agua. De hecho, en muchos casos el volumen de este fluido asociado a los yacimientos 
de hidrocarburos excede el de la acumulación del petróleo y, por consiguiente, el volu- 
men total de producción de agua también es mayor que la producción de petróleo. 


Históricamente ha existido mucha confusión en la literatura de ingeniería de yaci- 
mientos con respecto a la identificación y a la clasificación de las aguas del yacimiento; 
sin embargo, hoy en día resultan comunes los términos agua connata, intersticial, 
residual y libre, para nombrar solamente algunos. En cada yacimiento de petróleo de- 
be disponerse de un análisis químico de sus características y el mismo debe ser lo más 
completo posible, y de tal alcance, que permita predecir y resolver los problemas futuros 
que se presentan. Tal análisis debe mostrar los sólidos totales y las partes por millón de 
cada ión y/o radical positivo y negativo, ya que con esta información será posible repre- 
sentar gráficamente el análisis y calcular las características tanto del agua de formación 
como las de sus diferentes componentes. Por eso, siempre que sea posible, se recomien- 
da que las muestras representativas del yacimiento en estudio se obtengan de un labora- 
torio confiable, pues de este modo el ingeniero de yacimientos puede entonces encon- 
trar conveniente recurrir а los datos o a las cartas empíricas de las correlaciones? *. 


Las diferentes características físicas y químicas que exhiben las aguas de yacimien- 
to se deben a los ambientes geológicos sumamente diversos donde se encuentran, con 
presiones de yacimiento hasta de 15000 Ірс y temperaturas hasta de 350°Е. De hecho, en 
tales yacimientos se han encontrado aguas con un alto contenido de sales y gases en so- 
lución en cantidad apreciable (más de 50 PCN/BN). Estos ültimos son en su mayoría hi- 
drocarburos, aunque otros como el dióxido de carbono (CO), el sulfuro de hidrógeno 
(H5S) y el nitrógeno (N;) también pueden estar presentes; además, se han identificado al- 
tos factores de formación (1,2 BY/BN), alta compresibilidad (4 х 10 Ipc !) y bajas visco- 
sidades (0,10 cp), cuyos efectos sobre la recuperación no son despreciables. Por esta ra- 
zón, es necesario que el ingeniero de petróleo tenga conocimiento de un análisis de 
agua completo que incluya las características de sus datos físicos y químicos. 


Las características físicas del agua dependen de su composición química, tempera- 
tura y presión. El agua puede ser pura o puede contener sales disueltas, arrastradas o 
suspendidas, materiales inertes o gases. Hay mucha información en la literatura técnica 
sobre las características del agua pura en las condiciones atmosféricas o cerca de ellas. 
En todo caso, los cálculos que necesita realizar el ingeniero de petróleo serán aproxima- 
dos, pues su conocimiento se limita a las características del agua pura, ya que los datos 
empíricos empleados generalmente en la solución de problemas referentes a aguas del 
yacimiento sólo toman en cuenta las características de ese tipo de agua. 
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A continuación se presentan las principales propiedades químicas y físicas del 
agua y las correlaciones que se han propuesto para determinarlas: 


• Composición del agua de formación 
* Factor volumétrico del agua en la formación, Bọ 


* Densidad del agua, pw 

e Volumen específico, vw 

* Gravedad específica, у, 

• Solubilidad del gas en el agua, R sw 

e Viscosidad del agua, и 

• Compresibilidad isotérmica del agua, с, 


* Coeficiente térmico de expansión del agua, w 


3.1. Composición del agua de formación 


En general, todas las aguas de formación contienen sólidos disueltos, principal- 
mente cloruro de sodio. Por esta razón, se les denomina algunas veces como salmuera, 
aunque no existe relación entre el agua de formación y el agua de mar, ni en la concen- 
tración de sólidos, ni en la distribución de iones presentes 739, 

Los cationes disueltos más comunes en las aguas de formación son: Na*, Ca** y 
Mg**. Ocasionalmente K*, Ba**, Li*, Fe** y Sr**. Los aniones: СГ, SO? y HCO}, aun- 


que CO3,NO3, Br, Г, ВОЗ y S7 a menudo están presentes. En estas salmueras tan com- 
plejas, pueden encontrarse con frecuencia rastros de más de 30 a 40 otros iones. 


Las concentraciones de los sólidos presentes en salmueras son reportadas en va- 
rias formas. Entre éstas, las más usadas son: partes por millón (ppm), miligramos por li- 
tro (mg/l) y porcentaje de sólidos (%5): 


* Partes por millón se refiere a los gramos de sólidos por millón de gramos de sal- 
muera. 


* Miligramos por litro se refiere a miligramos de sólidos por litro de salmuera. Partes 
por millón se multiplica por la densidad de la salmuera en condiciones normales 
en g/cm? para obtener miligramos por litro. A menudo, partes por millón y miligra- 
mos por litro se usan indistintamente. Estas unidades son idénticas bajo la suposi- 
ción de que la densidad de la salmuera es 1 g/cm?. 
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* El porcentaje de sólidos se refiere a los gramos de sólidos divididos por la suma de 
gramos de sólidos más líquido y multiplicado por cien. Se obtiene dividiendo ppm 
por 10000. 


* Otro sistema de unidades es miliequivalentes por litro. Los miligramos por litro se 
pueden convertir a miliequivalentes por litro dividiéndose por el peso equivalente. 
Para las reacciones de la ionización, el peso equivalente se obtiene dividiendo el 
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peso atómico del ión por su valencia. La Tabla 3.4 presenta los miliequivalentes de 
los radicales más comunes encontrados en las aguas de formación. 


Tabla 3.4. Conversión de miliequivalentes para los radicales comúnmente 
encontrados en las aguas de formación 


lonés negativos -= 


К) 3 . 9 E J ce E uivalentes* 
Aluminio, Al Bicarbonato, HCO, 0,0164 


Calcio, Ca Carbonato, CO, 0,0333 
Hidrógeno, H 0,9922 Cloruro, Cl 0,0282 
Hierro, Fe 0,0358 Hidróxido, OH 0,0588 
Magnesio, Mg 0,0822 Nitrato, NO, 0,0161 
Potasio, K 0,0256 Sulfato, SO, 0,0208 
Sodio, Na 0,0435 

Alcalinidad, CaCO, 0,0200 

libre CO, — 0,0454 


* La valencia del radical divida por su peso atómico o peso molecular. 


Además de las sales disueltas, habitualmente están presentes microorganismos de 
diferentes cepas y especies en las salmueras de campos petroleros. Su origen realmente 
no se conoce: podrían estar presentes en yacimientos sin explotar o podrían ser introdu- 
cidos durante actividades de perforación. Las bacterias anaeróbicas sulfato-reductoras 
se consideran como las más molestas, ya que contribuyen a la corrosión en el pozo y a 
taponar la formación durante operaciones de inyección de agua. 


La Tabla 3.5, muestra la composición de algunas aguas de campos venezolanos. 


Tabla 3.5. Composición de algunas aguas de campos venezolanos 


Campo 
(Formación) 


НСО, SO; _ cd 
3050 


Quiriquire (Zeta) 4 1910 
Cabimas (La Rosa) 2010 O 1780 
Lagunillas (Icotea) 560 0 90 
Bachaquero(Pueblo Viejo) 40 60 4610 0 6250 5 3700 
La Paz (Guasare) 30 20 6000 80 1230 O 8550 
Oficina (Oficina 7) 50 20 1260 0 2330 140 640 


Las variaciones en la concentración y composición iónica de las aguas de forma- 
ción pueden deberse a muchos factores. Entre las explicaciones que se han propuesto 
están: el origen de algunos sedimentos no marinos, la dilución cerca del agua subterrá- 
nea, la concentración con la evaporación del gas de la migración, la reducción del sulfa- 
to por las bacterias o de los componentes anaeróbicos del petróleo, la adsorción y el in- 
tercambio bajo de cationes con los minerales de la arcilla, la disolución de sales minera- 
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les junto al agua de formación de la migración, el intercambio del magnesio y los iones 
del calcio durante la dolomitización (aguas enriquecidas con magnesio), la precipitación 
del magnesio y de los sulfatos y carbonatos de calcio, y la reacción química con los com- 
ponentes de los sedimentos que se depositan. El mayor uso de los análisis para determi- 
nar la composición de las aguas de formación es en la identificación de las aguas produ- 
cidas con respecto a las formaciones geológicas donde se originaron. 


EJERCICIO 3.36 


Un yacimiento de petróleo está produciendo agua con la siguiente composición**: 


: onc 
Catión 


Sodio Cloruro 1312,0 
Calcio Bicarbonato 51,5 
Magnesio 375 Sulfato 283 
Hierro 297 Carbonato 0 
Bario 0 


El número total de sólidos disueltos es 68030 ppm. Si la densidad de la salmuera es 
1,0476 g/cm?, convierta el análisis a miligramos por litro. 


Solución: 
Se multiplica ppm por la densidad de la salmuera para obtener mg/l 


Sodio 24939 Cloruro 43278 
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Calcio 1997 Bicarbonato 54 
Magnesio 393 Sulfato 296 
Hierro 311 Carbonato 0 
Bario 0 
EJERCICIO 3.37 
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Con los datos del ejercicio anterior, convierta los miligramos a miliequivalentes 
por Што, 
Solución: 


En este caso se necesita conocer el peso atómico de los diferentes componentes 
así como sus valencias; por ejemplo: 


Sodio Calcio Magnesio Hierro Potasio Bario 
Na Ca Mg Fe K Ba 
„Резо Atómico 22,98977 40,08 24,305 56 39,098 22,98977 


151 


COPYRIGHT O 2010 EDICIÓN ESPECIAL GÓAJIRO BLANCO / elgoajiroblancogihotmail.com 
PARA COMPRAR AL DETAL O AL MAYOR, ESTE Y OTROS PRODUCTOS, FAVOR PREGUNTAR POR EL GÓAJIRO BLANCO, EN EL MERCADO LAS PLAYITAS. 


ADVERTENCIA: "EL DERECHO DE AUTOR NO ES UNA FORMA DE PROPIEDAD SINO UN DERECHO CULTURAL. EXIGE TU DERECHO" 


Regresar al contenido 


Propiedades de los fluidos 


Bicarbonato Sulfato Cloruro Carbonato Hidrógeno 
co,H 50, cl CO, H 
61,01 48,03 35,46 39,096 1,0079 
Así se tiene: 


El peso atómico del sodio es 22,99 g/g mol y la valencia del sodio es 1 peso eq 
/g-mol, por lo tanto: 


2299g/ g mol 
1 peso eq / g mol 


= 2299 g/peso eq = 22,99 mg/mEq 


Luego, los miliequivalentes por litro de sodio en el análisis son: 


24939 тв / 1 


2 = 10848 mEg/l 
2299 mg / mEq 


Por consiguiente, el análisis completo де la muestra de agua es: 


Concentración деіопеѕ . ^ 


Sodio 1084,8 Cloruro 1220,6 
Calcio 99,6 Bicarbonato 0,9 
Magnesio 32,3 Sulfato 6,2 
Hierro 11,1 Carbonato 0 
Bario 0 


Como se observa, los análisis de agua contienen de 6 a 10 ó más números que re- 
presentan las composiciones de los diferentes iones, razón por la cual se recomienda 
presentar los datos analíticos en forma gráfica. Se cree que el método propuesto por 
Stifffé es el más simple y el de máxima utilidad, у, рог lo tanto, el más popular. 


En el método gráfico ilustrado en la Figura 3.18, las líneas horizontales se extien- 
den a la derecha y a la iz- 


j : Na e 
quierda de una línea vertical 100 100 
cero centralmente localizada. — @ 10.03 
Los iones positivos se trazan W $0% 
а la izquierda de la línea ver- fẹ cos 
tical, mientras que los iones o Escala: mEg/litro 
los radicales negativos se Figura 3.18. Características del sistema gráfico utilizado por 
trazan a la derecha. Stiff% para análisis del agua. 


Existen posiciones características para el sodio, calcio, magnesio, hierro, cloruro, 
bicarbonato y sulfato, y los iones y/o los radicales del carbonato. En caso de que exista 
una diferencia entre los iones positivos y negativos, la diferencia se representa como so- 
dio. Aunque se pueden utilizar varias escalas, la mayoría de las aguas del yacimiento se 
pueden trazar con el sodio y el cloruro en una escala de 100 miliequivalentes, y una es- 
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cala de 10 miliequivalentes para los otros. La unidad química de miliequivalentes por li- 
tro se emplea en los gráficos presentados aquí, pero se pueden convertir a partes por 
millón si se multiplica por el peso equivalente en miligramos. 


Cuando los datos del análi- 


sis de agua se trazan en el gráfico B -—]—e-| —% 
y los puntos adyacentes se unen са _—ә —@-- ECO, 
por las líneas rectas, se forma un аг 7% ТЕТ 
patrón cerrado como el ilustrado 8 ЕІ ICM 
en la Figura 3.19. Los patrones ET NP 
que resultan pueden tener mu- E. 100 
chas formas y tamaños, pero la 36 EO 
experiencia del especialista en ге Lo 


— 


este campo permitirá detectar con 
las formas que se observan si las 
características corresponden a un 


Figura 3.19. Patrones para análisis de agua según $11146. 


agua dulce o a salmueras del campo petrolífero, si son aguas de origen marino, etc. Una 
de las características distintivas del método es que el patrón mantiene su forma caracte- 
rística sobre la dilución de la muestra, de tal modo que permite una determinación 


cualitativa de la concentración total de la sal. 


Otra ventaja de este método es que la opción de la escala permite que se pueda 
exagerar o reducir al mínimo un producto químico particular característico del agua, con 
lo cual se facilita la identificación de tal característica en muestras futuras. 


Existen muchas aplicaciones del método y las mismas dependen de la presenta- 
ción de los datos del análisis de agua. En la Figura 3.20, ampliamente difundida?**, los 


P< 


Paron modiicado Patrón normal 


pozo #2 
formación B 


Patrón normal 
pozo #1 


formación А muestra de ud de 


agua externa 


^V S NE 


25% А 75%8 50% А 50% 8 75% А 25% 8 


Los patrones producidos por varias mezclas de agua де formaciones A y В. 
Se pueden observar los patrones en el pozo #1 resultados de una mezcla 25% A y 75% B. 


а с. 
100 100 
Ca нсоз 
10 40 
Mg 50. 
10 10" 
Fe CO; 
10 10 


Patrón normal 
pozo #1 
después de la reparación 


Escala: mEq / litro 


Figura 3.20. Detección de aguas extranas y determinación de 
su fuente de origen (adaptada de от), 
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modelos provienen de dos for- 
maciones diferentes, y se pue- 
den observar los cambios que 
experimentan los patrones al 
mezclar las aguas de las forma- 
ciones en diferentes proporcio- 
nes. 


La figura es una aplica- 
ción que permite detectar la 
presencia de entradas de agua a 
un yacimiento petrolífero y lo- 
calizar la fuente de contamina- 
ción del agua fresca, así como 
confirmar la zona en la cual se 
debe completar un nuevo pozo. 
Así por ejemplo, en ese estudio 
se detectó la entrada de agua en 
el pozo debido a una cementa- 
ción impropia del revestidor. 
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Además, los geólogos utilizan los cambios radicales que experimentan las aguas 
de formación a grandes profundidades para identificar diferentes ambientes geológicos; 
asimismo, el incremento en la salinidad en las aguas superficiales les permite detectar la 
presencia de domos salinos. 


3.2. Presión de burbujeo 


Debido al equilibrio termodinámico, la presión de burbujeo de una salmuera satu- 
rada con gas es igual a la del petróleo con el cual coexiste? $>, 


Esto se explica porque cuando la presión del yacimiento cae por debajo de la pre- 
sión de burbujeo del petróleo, la salmuera permite la salida de parte del gas que contiene 
en solución y, como consecuencia, desciende su presión de saturación y se hace igual a 
la del yacimiento. Esto es análogo a lo que ocurre con el petróleo, que está saturado a 
todas las presiones por debajo del punto de burbujeo. 


Cuando se trata de una salmuera en un yacimiento de gas, ésta se considera satu- 
rada a todas las presiones del yacimiento. Así, la presión de burbujeo de la salmuera en 
contacto con gas, es igual a la presión inicial del yacimiento. 


EJERCICIO 3.38 


Un yacimiento de petróleo negro está produciendo agua con el petróleo. El yaci- 
miento se encuentra a 8421 pies bajo el nivel del mar y sus condiciones iniciales son 
1652 y 3916 Трст. El petróleo negro tiene una presión de burbujeo de 3161 Трст a 
165?F. El yacimiento produce petróleo de 44,7 API en condiciones de tanque y la grave- 
dad del gas es de 0,847 a una relación gas-petróleo de 1345 PCN/BN. Se desea estimar la 
presión de burbujeo de la salmuera. 


Solución: 


Como se señaló, esta presión es igual a la presión de saturación del petróleo. Por lo 
tanto: рь = З16 Прст a 165?F. 


3.3. Factor volumétrico del agua en la formación 


El factor volumétrico del agua en la formación, B,,, se define como el cambio еп 
volumen de la salmuera cuando se lleva de condiciones de yacimiento a condiciones 
normales. Este factor depende de la presión y la temperatura, y sus unidades son BY/BN. 
Como en el caso del factor volumétrico del petróleo, tres efectos están implicados: la ex- ` 
tracción del gas disuelto de la salmuera cuando la presión se reduce, la expansión de la 
salmuera mientras se reduce la presión y la contracción de la salmuera mientras se redu- 
ce la temperatura. Es importante recordar que la contribución más importante del factor 
volumétrico del petróleo es la cantidad de gas que se extrae del líquido. En este sentido, 
la solubilidad del gas en el agua es considerablemente menor comparada con la canti- 
dad de gas que mantiene el petróleo, de manera que tiene un efecto muy pequeño sobre 
el factor volumétrico del agua en la formación. La contracción y expansión debido a la 
reducción de temperatura y presión son pequeñas y, en consecuencia, el factor volumé- 
trico del agua en la formación es pequeño, pocas veces es mayor de 1,06 BY/BN. La Figu- 
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ra 3.21 muestra el comportamiento típi- 
co del factor volumétrico del agua en la 
formación en función de la presión. Se 
observa que la presión inicial del yaci- 
miento está por encima de la presión de 
burbujeo del agua, pero a medida que 
aquélla se reduce, desde р, hasta рь, el 
factor volumétrico del agua en la 
formación aumenta debido a su expan- 
sión en el yacimiento. Esto ocasiona, a 
la vez, la separación del gas del agua ар 

contenida en los espacios porosos del Figura 3.21. Comportamiento típico де Ву, еп 
yacimiento у, como consecuencia, рег- función de la presión y a temperatura constante. 
dida de volumen del líquido. 

No obstante, esta pérdida de volumen del agua compensa sólo parcialmente su ex- 
pansión por causa de la reducción de la presión, pues más bien el factor volumétrico del 
agua continúa aumentando hasta alcanzar su valor máximo si la presión del yacimiento 
disminuye hasta las condiciones atmosféricas. A este punto, para llevar el factor volumé- 
trico del agua en la formación exactamente a la unidad, esto es, a 1 BY/BN, se deberá re- 
ducir la temperatura a 60°F. 


Es importante observar que el factor volumétrico del agua en la formación puede ser 
menor de la unidad. Esto ocurre a altas presiones de yacimiento cuando la expansión de la 
salmuera, causada por la disminución de presión durante su transporte a superficie, es 
mayor que su contracción ocasionada por la caída de temperatura y la pérdida del gas. 


Como se dijo antes, el factor volumétrico del agua pura depende de la presión y la 
temperatura, lo cual se ilustra en la Figura 3.22 y en las Tablas 3.6 y 3.7. 


E 
o 


Factor volumétrico del agua en la formación, Bw 


т-а 


0 P, 


EA 
da 
HTE 


PE He ЕН 
COLE eda] LH 
РА АДАД] | EG: Даши 
ЕЕЕ 20У 


uo2'jeugougyoo»ue|qolfeoBje / оомула ОЫІГУОО 7193459 NOIOIO3 0102 O LHOIHAdOO 


»0H93830 пі 39IX3 тузмгилпо OHO333G мп ONIS ауоааома 3G VIAHOd УМП S3 ON YOLNV за онозааа та : VION31H3AGV 
“SVLIAW d SV100V233W 13 ма 'оомула ошгуоо 13 HOd YVLNNO3SA YOAV “SOLINAOSA 50810 А 3183 *80AVIN ТУ О 1V13G TV HVHdWOO мама 


РЕН {шн 
ИНН шшш 


RE | НЕ че | 
Е ЕЕН ШЫН ЕЕЕ 
zt ies иинин ЕЕРЕЕ 5 ЕЕЕ ТЕЧ 
-ama БЕБА РРРРРРРЕН 

MRNEENREEERE 


Sai: E 
H TE ЫЫ E EXER Es 
ooo} кынын АЕ ЕВА ЗЕН ЕЕ 
, 4 sa МАН ME 


Factor volumétrico del agua en la formación , BY / BN 


ARA EHH [1 L1 .1-L-1-1——-] НЕБНЕЕН БЕЕН 
„БН ВЕНЕ ЕНЕН НЕ БЕНЕЕНЕ 
"0 1000 2000 3000 4000 5000 


Presión, Ipca 
Figura 3.22. Factor volumétrico del agua pura saturada con gas en función de presión y temperatura?. 
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A continuación, las Tablas 3.6 y 3.7 presentan factores volumétricos del agua satu- 
rada con gas y del agua pura a diferentes presiones y temperaturas: 


Tabla 3.6. Factor volumétrico del agua pura saturada con gas natural? 


Presión de: 


Factorwolumétrico del-ag 


300... 


‘saturación (Ipca) .100 E 200. 
1000 1,0045 1,0183 1,0361 1,0584 
2000 1,0031 1,0168 1,0345 1,0568 
3000 1,0017 1,0154 1,0330 1,0552 
4000 1,0003 1,0140 1,0316 1,0537 
5000 0,9989 1,0126 1,0301 1,0522 


Tabla 3.7. Factor volumétrico del agua pura? 


i ción, BY/BN а зе ~ 
3 EUM | 0200? 777250 | 300: 

0,9982 1,0050 1,0207 1,0363 1,0617 1,0872 
0,9967 1,0037 1,0193 1,0349 1,0599 1,0852 1,1592 
0,9953 1,0025 1,0153 1,0335 1,0560 1,0835 1,1566 
0,9920 0,9995 1,0125 1,0304 1,0523 1,0792 1,1498 
0,9887 0,9966 1,0005 1,0271 1,0487 1,0749 1,1433 
0,9855 0,9938 1,0067 1,0240 1,0450 1,0707 1,1371 
0,9822 0,9910 1,0039 1,0210 1,0418 1,0666 1,1311 
0,9791 0,9984 1,0031 1,0178 1,0402 1,0626 1,1254 


Se observa que el agua con gas disuelto tiene un factor volumétrico mayor que el 
agua pura y, además, que un incremento en la presión ocasiona una reducción en el fac- 
tor volumétrico del agua, mientras que, a presión constante, un aumento de temperatu- 
га le produce un aumento. En efecto, a una presión de 5000 Ірса у 250%F, el factor volu- 
métrico del agua es 1,042 en relación con un factor volumétrico de 1000 a 14,7 Ірса у 
60°Е. De la Figura 3.22 se observa que un cambio en la temperatura de 100 а 250°Е pro- 
duce un efecto mucho mayor sobre el factor volumétrico del agua que un cambio de 
presión de O a 5000 Ipca. 


3.3.1. Correlación de Katz 


Katz" presenta la siguiente correlación que permite estimar el factor volumétrico 
del agua en la formación, Bọ, para agua saturada con gas. La Figura 3.23 ilustra el pro- 
cedimiento para usar esta correlación. 

Tal сото lo señala McCain**, un volumen де B,, barriles de salmuera en condicio- 
nes de yacimiento se convierte a V, barriles al reducir la presión hasta llegar a 14,7 Ірса. 
Normalmente, V, es mayor que B,, debido a que la expansión que resulta al disminuir la 
presión es mayor que la reducción del volumen de líquido como consecuencia de la ex- 
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Gas 


B, у, 1 
Barriles еп Barriles a Barril 


condiciones de temperatura del en condiciones 
yacimiento yacimiento y a normales 
y presión Т-»-60°Е 
atmosférica (14,7 ћрса y 
(pyT) (14,7 Ipca y Ty) 60°F} 


Figura 3.23. Variaciones del volumen de agua al cambiar de condiciones de yacimiento a condiciones 
де superficie?547. 


tracción del gas. Los V, barriles de salmuera son convertidos a 1 barril de salmuera en 
condiciones de superficie cuando se reduce la temperatura desde la temperatura del ya- 
cimiento hasta 60°F. 


El cambio en volumen durante la reducción de la presión se representa por AV „p, y 
el cambio en volumen debido a la reducción de temperatura se representa por AV y. Las 
Figuras 3.24 y 3.25 presentan valores de AV,,, y AV, en función de la presión y la tem- 


peratura del yacimiento. 


0,06 0 
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Figura 3.24. Cambio en el volumen del agua Figura 3.25. Cambio en el volumen del agua 
en función de temperatura”, AV. en función de presión??, Дур. 


Así, el factor volumétrico del agua en la formación, B,,, se calcula usando esta in- 
formación y aplicando la siguiente ecuación: 


Ву = (+ AV) AV ут) (3.127) 
El resultado de aplicar esta correlación concuerda еп 1% con los datos experimen- 


tales publicados, algunos de los cuales se presentan en las Tablas 3.6 y 3.7. 
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Esta correlación es válida para las aguas de formación con concentraciones de sal- 
muera que varían extensamente. Un aumento en la concentración de la salmuera causa 
un aumento leve en el coeficiente de expansión térmica del agua y un aumento leve en 
ДУ „т. Un aumento en la concentración de la salmuera también causa una disminución 
de la solubilidad del gas en el agua y una disminución leve de AV,,,; sin embargo estos 
cambios en Ду „у y AVwp son compensados en 1%, dentro del rango de concentración de 
la salmuera. 


EJERCICIO 3.39 


Con los datos del ejercicio 3.38 estime el factor volumétrico de la salmuera a una 
presión de 3161 Трст у 165°Е. 


Solución: 
* Paso 1: De la Figura 3.24 se calcula AV,z: 


AV„r = 0,0272 a 165°Е. 

* Paso 2: De la Figura 3.25 se calcula AVyp: 
Дур = -0,049 a 3176 Ipca у 165°Е 

* Paso 3: Se calcula B,, aplicando la ecuación 3.127: 
Ви 
Ви 


(1— 0049)(1+ 00272) 
1,022 BY/BN a 3176 Ірса у 165°. 


3.4. Densidad del agua 


La densidad del agua, р,,, se expresa en masa por unidad de volumen; esto es, en 
lb/pie? y puede determinarse utilizando una aproximación similar a la de un sistema 
gas-petróleo, pero considerando despreciables los efectos del gas en solución. La mayo- 
ría delas veces el ingeniero de petróleo necesita determinar la densidad del agua en con- 
diciones de yacimiento, la cual se relaciona con la densidad del agua pura en condicio- 
nes básicas o normales, esto es: 


P wsc 
EM 3.128 

Ву Ву ( ) 
donde p,, es la densidad del agua a p y T, Ђуре; p wsc (= 62,4), la densidad del agua en 
condiciones normales (14,7 Ірса y 60°F), Ib/pie?; y Bọ, el factor volumétrico del agua en 
la formación a p y T, BY/BN. 

Por lo tanto, si la densidad del agua en condiciones normales y el factor volumétri- 
co del agua еп la formación están disponibles de medidas directas о del uso de correla- 
ciones empíricas, la densidad del agua en las condiciones del yacimiento puede ser 
calculada. 
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© La Figura 3.26 permite estimar la 
ND densidad del agua de formación en con- 
iw E diciones normales como una función 
Bu 70 del total de sólidos disueltos. 
со 
пе . HC 
3 > La densidad en condiciones de ya- 
о y - - . e ge 
55 66 cimiento se determina dividiendo la 
[] = . + H 
gro | densidad en condiciones normales рог 
82 | el factor volumétrico del agua en condi- 
05 4 TUET 20 — 39 ciones de yacimiento. 


Sólidos totales disueltos, 96 
Figura 3.26. Densidad del agua de formación en 
función del total de sólidos disueltos. 


EJERCICIO 3.40 


Estimar la densidad para la salmuera del ejercicio anterior, si contiene un 6,896 de 
sólidos. Considere la presión de 3161 Ipem y 165?F. 
Solución: 
* Paso I: Secalculala densidad de la salmuera a 14,7 y 165?F, usando la Figura 3.26: 


pw = 65,40 Ib/PCN. 


• Paso 2: Se calcula la densidad en condiciones de yacimiento tomando en cuenta 
que el B, es 1,022BY/BN а 3176 lpca y 165°F. Por tanto: 


_ 65,401b / PCN 


= = 64,0 lb/pie? a 3176 Ірса у 165: Е. 
Pw 1022BY / PCN P pea y 


Un factor que afecta la densidad del agua es la cantidad de sales disueltas en ella y 
en ausencia de datos apropiados, La Figura 3.27 también permite estimar la densidad 
del agua. 
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Figura 3.27. Efecto de la concentración de sal y la temperatura sobre la densidad del agua 
(adaptada де Amyx et al.?). 
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En general, la densidad del agua está íntimamente ligada a la expansión térmica y a 
la compresibilidad. En efecto, considerando una misma masa de agua, se observa que a 
mayor temperatura su densidad disminuye por efecto de la expansión térmica, y a mayor 
presión aumenta por reducción del volumen de agua para una misma masa. En el caso 
de que no sea agua pura y que en ella se encuentre disuelto el gas por efecto de la pre- 
sión, éste compensará el aumento de la densidad por efecto de la presión. 


3.5. Volumen específico del agua 


El volumen específico del agua, у,,, se expresa en volumen por unidad de masa 
siendo sus unidades ріе?ЛЬ. Se relaciona con la densidad por medio de la siguiente 
expresión: 


у 
ин Ри up, (3.129) 
Vwsc Pw 

donde удес, es volumen específico del agua en condiciones normales, pie?/lb; 

P wsc (= 62,4), la densidad del agua en condiciones normales (14,7 1рса y 60 °F), Ib/pie?; y 

Bw. el factor volumétrico del agua en la formación a p y T, BY/BN. 

La densidad relativa y el volumen relativo del agua pura sobre un rango de tempe- 

raturas variando entre 0 y 400*F se presentan en la Tabla 3.8. 


Ww! 


Tabla 3.8. Densidad relativa y volumen relativo del agua pura 


dad: 


LE 00 180: 200. 250. 300 350 — 400 
Densidad relativa 0,99987 0,99306 0,98026 0,96301 0,9426 0,9184 0,8900 0,8571 
Volumen relativo 1,00013 1,00699 1,02014 1,03715 1,0610 1,0890 1,1243 1,1669 


3.6. Gravedad específica del agua 


La gravedad específica de una salmuera, y,, , relaciona la densidad de la salmuera 
con la densidad del agua pura, ambas tomadas a la misma presión y temperatura(usual- 
mente presión atmosférica y 60°F). O sea: 


y, = 2и = Ри. (3.130) 


donde р,,, es la densidad de Іа salmuera en Ib/pie?. 
| EJERCICIO 3.41 
Estimar la densidad de la salmuera a 3161 Ipem у 165?F. 
Solución: 
Aplicando la ecuación 3.130, resulta: 
_ 65,41b / pie? 


= = 1049 
62,41Ь / pie? 


w 
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EJERCICIO 3.42 


Un yacimiento de petróleo tiene una presión de 5000 Ipca y una temperatura de 
200*F. Si el agua que existe en el yacimiento está saturada con gas, se desea determinar 
cuál es la densidad del agua en condiciones de yacimiento. 


Solución: 


• Paso 1: Еп la Tabla 3.6 ó еп la Figura 3.22 se lee el factor volumétrico del agua en la 
formación, el cual es 1,0301 BY/BY 


• Paso 2: Se calcula la densidad: 


P wsc 62,4 :43 
= Ёизс = 25% = 6051Ib/pie 
Pw B, 10301 р 


La gravedad específica, lo mismo que la densidad, es afectada por la salinidad del 
agua, esta relación se muestra en la Figura 3.28. 


200 


Salinidad, miles ppm 
i 
e 


1,02 1,04 1,06 1,08 1,10 1,12 1,14 
Gravedad específica 
Figura 3.28. Salinidad del agua de formación en función de la gravedad específica 
(adaptada de Amyx et al.?). 
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Se tiene un agua connata cuya gravedad específica es 1,04 en condiciones norma- 
les. Se desea conocer cuál es la salinidad de esta agua. 


Solución: 


En la Figura 3.28(A) se puede observar que para una gravedad específica de 1,04 la 
salinidad correspondiente es de 55000 ppm. 


3.7. Solubilidad del gas en el agua 


La solubilidad del gas natural en el agua, К „„, expresa los pies cúbicos de gas a 
14,7 Ipca y 60°F (РСМ) que pueden disolverse en un barril de agua а 60° (BN). 
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Existen muchas correlaciones para estimar la solubilidad del gas en el agua. A con- 
tinuación se presentan las más usadas: 


3.7.1. Correlación de Dodson y Standing 


Dodson y Standing 5 han estudiado ampliamente la solubilidad del gas natural en el 
agua del yacimiento, R „„, y como se muestra en la Figura 3.29(a) el volumen de gas di- 
suelto es función de la presión y de la temperatura del agua. En esta figura se puede obser- 
var que a 5000 Ipca y 260°Е, la solubilidad del gas natural en agua pura es mayor де 20 pies 
cúbicos por barril. A presiones y temperaturas mayores, se obtienen mayores solubilida- 
des debido al efecto que ejerce la presión sobre la solubilidad del gas. 

La parte (b) de la Figura 3.29 
toma en cuenta la salinidad y per- 
mite corregir los valores de R ¿w Ob- 
tenidos de la parte (a) 


3.7.2. Correlación de Jones 


Jones?, usando los datos de 
Dodson y Standing*, propuso la si- 
guiente relación empírica para co- 
rregir la solubilidad del agua pura 
por salinidad: 


XY 
Rar = Бле |!- == (3.31) 
did SWP 10000 


donde R sy, €s la solubilidad del gas 
natural en el agua del yacimiento, 
PC/BY; R swp, la solubilidad del gas 
natural en agua pura; Y, la salinidad 
del agua, ppm; y X, el factor de co- 


0 gi ар 
60 100 140 180 220 260  rrección por salinidad. 
Temperatura, ^F 


(a) 


2 
5000. 
r3 


~ 
a 
о 
о 


Solubilidad del gas natural en agua, pie? / BY 


-— 
сл o 
о e 
o © 
- 


El factor de corrección depen- 
de principalmente de temperatura y 


5 МИНИ 
2 |з Corrección por salinidad los siguientes fueron reportados 
319 por Jones: 
e с 
Ф Ф 
pa] "о 
Lu] Lu] 

.2|5 

БЕ = 08 

g 3515 о 10 20 30 

c 8 8 Sólidos totales en salmuera, ppm х 10? 


(b) 


Figura 3.29. Solubilidad del gas natural en agua 


(adaptada de Dodson y Standing). 
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EJERCICIO 3.44 
Un yacimiento de petróleo tiene una presión de 5000 Ірса y una temperatura de 
200°Е. Estime la solubilidad del gas en el agua: 
a) Considerando que el agua producida es relativamente pura. 
b) Considerando que el agua producida tiene una salinidad de 50000 ppm. 


Solución: 

a) Entrando en la Figura 3.29(a) se obtiene: R swp = 20 pie”/BY 

b) Para una temperatura de 200*F, el factor de corrección X es 0,044. Por lo tanto, 
aplicando la ecuación 3.126, se obtiene: 

0044(50000) 


= 1560 pie?/BY 
10000 | pien 


Ёз» = di - 


c) Usando la Figura 3.29(b) se obtiene aproximadamente la misma solubilidad del 
gas en el agua. 


3.7.3. Correlación de Culberson y McKetta 
La Figura 3.30 muestra la correlación gráfica propuesta por Culberson y McKetta??, 


por medio de la cual se puede determinar la solubilidad del metano en agua pura. 
64 
56 


48 


40 


шо2'пеипоцф озивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0102 O LHOINHAdOO 


32 


»0H93830 пі 39IX3 тузмгилпо OHO333G NA ONIS аоуоааома 3G VIAHOd УМП S3 ON YOLNV за OH933830 та : VION31H3AGV 
"SVLIAV d SV100V233W 13 ма 'оомула ошгуоо 13 HOd YVLNNO3SA YOAVA “SOLINAOSA 50810 А 3183 *H0AVIN ПУ О луїза 1V HYHdWOO мама 


24 


16 


Solubilidad del metano en agua pura, PCN / BY de agua 


ДД || 
AA 


Ж 
7 
E 
w 
= 
= 
= 


60 100 140 180 220 260 300 340 


Temperatura, *F 


Figura 3.30. Solubilidad del metano en agua pura (adaptada de Culberson y McKetta*?). 
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Esta figura se puede utilizar con una exactitud de aproximadamente un 5% para es- 
timar la solubilidad del gas natural en agua pura. 

La Figura 3.31 se puede utilizar para ajustar las solubilidades obtenidas de la Figu- 
ra 3.29 a diferentes grados de salinidad del agua. 


Solubilidad del gas natural en salmuera 
Solubilidad del gas natural en agua pura 


Sólidos totales disueltos, % 
Figura 3.31. Efecto de la salinidad sobre la solubilidad del gas en el agua (adaptada de McCain?) 


3.7.4. Correlación de McCain 


La siguiente ecuación presentada por Towler?! permite estimar la solubilidad del 
gas en el agua en relación con la solubilidad del agua pura: 


R sw m 
— = 00840655sT (3.132) 


swp 


donde R „„, es la solubilidad del gas natural en el agua del yacimiento, pie?/BN; s, la sali- 
nidad del agua en porcentaje de sólidos; T, la temperatura en °F y R swp, la solubilidad del 
gas natural en agua pura en PCN/BN, y está definida por: 


Кыр = A+Bp+Cp (3.133) 
con: А = 815839 — (612265 х1072 Т + (1191633 x10 *)T? — (21654 x10? )T?; 
B = (1011021x10 2) — (744241 X107? )T (305553 Х 1077 г? 
-(294883x10 '?)r? 
=- 1077 [902505 — 0130237 + (853425 x10 *)T? — (234122 x10 $T? 
-(237049 x10? r^] 
donde T es la temperatura en °F y p la presión en Ipca. 
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La ecuación 3.131 fue desarrollada para los siguientes rangos de solubilidad y tem- 
peratura: 0% sólidos < s < 30% sólidos y 70°F < T < 250*F, y se encontró en 3% de los 
datos publicados. Mientras que la ecuación 3.132 fue desarrollada para los rangos de 
presión y temperatura de: 1000 Ірса < p < 10000 lpca y 100?F < T < 300%F y se encontró 
en 5% de los datos publicados. 


Los cálculos de solubilidad del gas en el agua son importantes especialmente en 
yacimientos de petróleo con una baja solubilidad del gas en el petróleo, 


3.8. Viscosidad del agua 


La viscosidad del agua, øw, es 
una medida de su resistencia a fluir y es 
función de la temperatura y, en menor 
grado, de la presión. La Figura 3.32 
muestra el comportamiento típico de 
una salmuera en función de la presión. 


Viscosidad del agua, uw, ср 


No existe mucha información so- 
bre la viscosidad del agua pura y del 
agua de formación. No obstante, a con- 0 Бране ibia 12000 
tinuación se presentan las Tablas 3.9 y Figura 3.32. Forma típica de la viscosidad 


3.10 y la Figura 3.33, tomadas del tra- de una salmuera en función de la presión 
bajo de Beal”. a temperatura constante del yacimiento. 


Tabla 3.9. Viscosidades del agua a varias temperaturas y a la presión de vapor 
(tomada de Beal”) 


32 1,79 0,0886 
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50 1,31 0,180 
68 1,00 0,339 
86 0,801 0,616 
104 0,656 1,07 
122 0,549 1,79 
140 0,469 2,89 
158 0,406 4,52 
176 0,357 6,87 
194 | 0,316 10,18 
212 0,284 | 14,7 
230 0,256 20,8 
284 0,196 52,4 
321 0,174. . 89,6 


* La presión es la del vapor saturado a la temperatura indicada. 
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Tabla 3.10. Viscosidades del agua a altas presiones y temperaturas 
(tomada de Beal?”) 


142 1,792 1,40 0,871 0,396 
7100 1,680 1,35 0,895 0,411 
14200 1,65 1,33 0,921 0,428 
21300 1,67 1,33 0,950 0,443 
28400 1,71 1,35 0,986 0,461 


Leyenda 
(Agua salada 60000 ppm) 


© 14,7 Ipca 


Ф 142 рса 


L] 7100 рса 
A Presión de vapor 


Viscosidad absoluta, centipoise 


0 50 100 150 200 250 300 350 


Temperatura, °F 


Figura 3.33. Viscosidad del agua a temperatura y presión de уастиемо 3752, 


Como puede observarse en la Tabla 3.9, la viscosidad del agua pura a 32°F y a una 
presión de 0,0886 Ірса disminuye desde 1,79 cp hasta 0,174 cp cuando la presión у la 
temperatura aumentan a 89,6 1рса y 321 °F, respectivamente. 


Por otro lado, la viscosidad del agua pura disminuye de 1,31 cp hasta 0,3 cp con un 
incremento en temperatura desde 50 hasta 200°Е y un incremento de presión desde 
0,180 hasta 12 Ірса. 
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En la Tabla 3.10 los resultados presentados?” muestran cambios muy pequeños en la 
viscosidad del agua pura sobre un amplio rango de presión, desde 14,2 hasta 7100 Ірса. 


Las curvas en la Figura 3.33 tomadas del trabajo de van Wingen*? corresponden a 
un yacimiento que contiene 60000 ppm de sal. En general, la viscosidad de una salmuera 
aumenta con la salinidad en un rango de temperatura de 32 hasta 300%F y a presiones 
que no excedan los 5000 Ірса, pero su efecto es muy pequeño y, por lo tanto, puede des- 
preciarse. 


A continuación se presentan las correlaciones más usadas para estimar la viscosi- 
dad del agua. 


3.8.1. Correlación de Meehan 


Meehan* propuso la siguiente correlación que toma en cuenta los efectos de la 
presión y la salinidad: 


Uw = Aup[1+35x107?p?(T— 40)] (3.134) 


соп дур = A+BI/T, 
А = 4518x107 +9313 Х107' Y – 393x107 ^ y? 
В = 706344-9576x107 9 y? 


donde 4, es la viscosidad de la salmuera en cpap yT; ир, la viscosidad de la sal- 
muera en cp a p = 147y T; р, la presión de interés en Ipca; Т, la temperatura de interés en 
°F; y Y, la salinidad del agua en ppm. 


3.8.2. Correlación de Brill y Beggs 
Brill y Beggs”* presentaron la siguiente ecuación que considera solamente los efec- 
tos de temperatura: 


My = ехр(1003 – 1,479 x10 7T 1982x107? T?) (3.135) 


donde T es la temperatura en °F y uw, la viscosidad de la salmuera en cp. 
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3.8.3. Correlación de McCain 


McCain? desarrolló la siguiente correlación para estimar la viscosidad del agua a 
presión atmosférica y temperatura del yacimiento: 


Hwi = DT? (3.136) 
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con: D = 109574— 8,405645 + 0,31331452 + (8,72213 x10? )s? 


B = –112166 + (263951 х 1072 )5 — (6,79461 Х 1073 )52 — (547119 x10 ?)s? + 
(155586 x10 6 s* 


donde T es la temperatura en ?F; y s, la salinidad (en 96 de sólidos). 
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La ecuación 3.135 tiene una aproximación del 5% en el siguiente rango de varia- 
bles: 


100%F < T < 400?F y 0% sólidos < s < 26% sólidos 


Esta ecuación puede ajustarse a la presión de yacimiento usando la siguiente 
relación: 


= 09994 + (40285 х 1075 јр + (31062 x10? )p? (3.137) 


Шул] 
donde p, es la presión en Јрса. 

Esta correlación tiene una aproximación del 4% para presiones < 10000 Ірса y de 
un 7% para presiones entre 10000 y 15000 Ipca, y fue desarrollada para un rango de tem- 
peraturas entre 86°F у 167 Е. 


о 
o 


3.9. Compresibilidad 
isotérmica del agua 


El volumen de las aguas de forma- 
ción, lo mismo que los petróleos crudos 
pero en menor grado, es afectado por la 
temperatura, la presión y la cantidad de 
gas en solución. Por lo tanto, la compre- 
sibilidad isotérmica del agua tiene la mis- 


Coeficiente de compresibilidad isotérmico, Cw, Ipe” 


p| m A A – – – – – 


ma discontinuidad en el punto de burbu- 0 
јео que la del petróleo, como se muestra Presión del yacimiento; pem 
en la Figura 3.34, pero las compresibili- Figura 3.34. Coeficiente de compresibilidad 


del agua en función de la presión y a temperatura 


dades del agua son menores que las del constante del yacimiento. 


petróleo. 


La compresibilidad isotérmica del agua, c,,, en Ipc”* se define, para presiones por 
encima del punto de burbujeo, de la siguiente manera: 


ду, 1 [а | [9B 
2d - -у (б = | m | > | 3 | МА 
Vw др T Ру др T By др T 


donde V,, , es el volumen de agua en BY; p,, , la densidad del agua en Ib/pie*; B,, , el factor 
volumétrico del agua en BY/BN y cw, la compresibilidad del agua en Грс“!. 


Esta propiedad depende de la presión, la temperatura y el gas en solución. Así, en 
general, un aumento en la presión la disminuye, mientras que un aumento de la tempe- 
ratura la incrementa. La Figura 3.35 muestra el coeficiente isotérmico del agua en fun- 
ción de la presión y de la temperatura. Se trata de una combinación de serie de datos 
que, a partir de los 200°, presentan el mismo comportamiento para presiones menores 
de 8000 Ipca. 
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3,8 


3,6 


3,4 


Compresibilidad del agua, С, (1 Прсх 10%) 


50 100 150 200 250 270 
Temperatura, °F 


Figura 3.35. Coeficiente isotérmico de compresibilidad del agua (adaptada de Amyx et al.?). 


La Figura 3.36 presenta el factor de corrección que ajusta la compresibilidad por el 
efecto de sólidos totales disueltos. Según Osif, el efecto del gas en solución sobre la 
compresibilidad del agua es despreciable. 

Para presiones por debajo del punto de burbujeo, c,, puede calcularse usando la 
siguiente ecuación: 


1 (8B, Bg (ок 
E -+ “ | +; + | | (3.139) 
Т Ву T 


др 


El primer término en la parte 
derecha de la ecuación 3.139 se re- 
laciona con c,, para presiones por 
encima del punto de burbujeo y se 
calcula usando las Figuras 3.35 y 
3.36. El segundo término se calcu- 
la separándolo en tres partes: 


1,0 
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e 
to 


Си de salmuera 
Cw de agua pura 


• El factor volumétrico del 
agua en la formación, Bọ, se 
calcula usando la ecuación 
3.126 y las Figuras 3.24 y 
3.25. 9.75 5 10 15 20 

e El factor volumétrico del gas Sólidos disueltos totales, % peso 


en la formación, B gi 56 cal- Figura 3.36. Efecto de la salinidad 
sobre el coeficiente isotérmico de compresibilidad del agua. 
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cula con la ecuación 3.46. Use un valor de 0,63 para la gravedad del gas liberado del 
agua para así determinar el factor de compresibilidad z. 


IR : 
* Laderivada | m | se estima de la Figura 3.37. Multiplique el valor de la derivada 
T 


por el factor de corrección dado por la Figura 3.36 para tomar en cuenta el efecto 

de los sólidos disueltos. 

A continuación se presentan algunas correlaciones para estimar la compresibili- 
dad del agua de formación. 


0,008 
LELLELITTT ILLE 
BEERGEENENEES 
e 
б. 
јез 0.006 | | | NL UL Promedio para todas las temperaturas 
€ [| [М desde 100° а 250: $ 
~ | | Е 
= 
o 
£ 0,004 
| 
^N 
c a. 
«| 0,002 
~" 


Error promedio de 150" а 250° Р es 
95% y el máximo error es +15% 


0 1000 2000 3000 4000 5000 
Presión, ћрса 


Figura 3.37. Derivada de la razón de solubilidad del gas en función de presión (adaptada de Ramey?”). 


3.9.1. Correlación de Dodson y Standing 


Dodson y Standing* presentaron una correlación que permite estimar la compre- 
sibilidad del agua pura sin gas en solución. En general, la compresibilidad isotérmica del 
agua рша, Сур, depende de la presión, la temperatura y el gas en solución. A temperatu- 
ra constante, puede expresarse por la siguiente ecuación: 


1 (Ау | 
[АУ 3.14 
Сир s. ( 0) 


donde Сур, es la compresibilidad del agua pura en Ipc !; V, el volumen de agua pura en 
BY; AV, el cambio en volumen del agua pura, BY; y Ap, el cambio en presión en Ipc. 

La parte (a) de la Figura 3.38 presenta resultados gráficos de esta ecuación, obser- 
vándose un amplio rango de compresibilidades. Se aprecia, además, que un aumento de 
presión reduce la compresibilidad del agua pura, mientras que un aumento de tempera- 
tura la aumenta. 
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m i | i 


Орр cepe pepe corr 


Compresibilidad del agua, Cw x 109, (BY / BY) Пре 


60 100 140 180 220 260 
Temperatura, ^F 


Corrección para gas en solución 


Razón: 
Compresibilidad de la solución 
Compresibilidad del agua 


10 
Razón gas-agua, pie? /BY 
Figura 3.38. Efecto del gas en solución sobre la compresibilidad del agua 


(adaptada de Dodson y Standing). 


Sin embargo, se ha encontrado que con el aumento de profundidad las presiones y 
temperaturas son más altas y, en consecuencia, es de esperar que la compresibilidad 
también aumente en una magnitud que dependerá de los aumentos relativos en la pre- 
sión y la temperatura. 


A una presión y temperatura dada, el efecto del gas en solución en el agua pura 
será el de incrementar la compresibilidad que ésta tiene a la misma presión y temperatu- 
ra. Para tomar en cuenta este efecto, Dodson y Standing construyeron la parte (b) de la 
Figura 3.38, la cual permite corregir la compresibilidad obtenida en (a) por el efecto de la 
solubilidad del gas. 
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EJERCICIO 3.45 


Se conoce que un yacimiento petrolífero tiene una presión de 4000 Ірса y una tem- 
peratura де 180?F y se considera que el agua que existe en el yacimiento es agua pura. 
Estime su factor de compresibilidad. 
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Solución: 
En la Figura 3.38 (а) se observa que para una presión de 4000 Грса y temperatura de 
180*F, la compresibilidad del agua pura es: 


Сир = 29x107é Ipc" 


3.9.2. Correlación de Jones 

Jones?, basado en los datos obtenidos por Dodson y Standing ??, propuso la si- 
guiente ecuación empírica para estimar la compresibilidad del agua: 

Cw = Cwp (1 + 00088R sw) (3.141) 
donde R „w, es la solubilidad del gas natural en el agua del yacimiento, pie?/BY; Сир. la 
compresibilidad del agua pura, lpc”; у су , la compresibilidad del agua del yacimiento, 
ћрс“!, 

El efecto de la solubilidad del gas en el agua es considerable: un agua de formación 


que contenga 20 pie? de gas natural por barril tendrá una compresibilidad aproximada- 
mente 18% veces mayor que la del agua pura a la misma presión y temperatura. 


Como las aguas de formación contienen sales y la salinidad afecta la solubilidad 
del gas, es necesario corregirla antes de usar la ecuación 3.141. El procedimiento para 
hacer esta corrección es similar al utilizado por Dodson y Standing* en el cálculo de la 
solubilidad del gas natural en agua. 


EJERCICIO 3.46 
Si el agua connata del ejercicio 3.41 tiene una salinidad de 30.000 ppm, calcule el 
factor de compresibilidad para el agua, usando: 
a) la correlación de Jones 
b) la correlación de Dodson y Standing 
Solución: 
* Paso 1. Se conoce que la compresibilidad de agua pura es: Сур = 29x 1076 Ірс”', la 
cual debe corregirse por salinidad. 


• Paso 2. Se calcula la solubilidad del gas para el agua pura mediante la correlación 
de Dodson y Standing (Figura 3.29(a)), resultando: R swp = 176 pie?/BY 


* Paso 3: Se corrige R мр por salinidad, para lo cual se usa la parte (b) de la Figu- 
ra 3.29 o la ecuación 3.131. Para las condiciones dadas X — 0,055. 


XY (0055)(30000) | 
Row = Е |1 | = 1761 – == | = 147 pie'/BY 
| - eco] | 10000 | ре 


• Paso 4: Usando la correlación de Jones (ecuación 3.140), se calcula finalmente la 
compresibilidad: 


си = 29x10 S[1-- 00088)047)] = 327 х107° ВУДВУ Про) 
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Cw = 327x1076 Ipc? 


* Paso 5: Usando la correlación gráfica de Dodson y Standing* con R4, = 147 РС/ВУ 
y la Figura 3.38(b), se calcula el factor de corrección que resulta ser igual a 1,13. 

* Paso 6: Para obtener la compresibilidad del agua, se multiplica la compresibilidad 
del agua pura por el factor de corrección. Así se tiene: 


Cw = (2,9 х1076)(113) = 327 x10 Ipc” 


3.9.3. Correlación de Osif 


Osif* desarrolló la siguiente correlación, presentada por Towler?!, para estimar la 
compresibilidad isotérmica del agua a presiones mayores que la del punto de burbujeo: 


1 (9B, 1 
су =-— = (3.142) 
, 7033p +0,5415s— 5377 + 403300 


donde Т, es la temperatura еп °Е; s, la salinidad en % de sólidos; y p, la presión en Ipca. 
Esta ecuación fue desarrollada para el siguiente rango de variables: 


1000 Ipca < p < 20000 Трса; 200% < T < 270%F y 0% sólidos < s < 20% sólidos. 


Para presiones iguales о por debajo del punto de burbujeo, se puede calcular с, 
usando la ecuación 3.139, repetida aquí por conveniencia: 


_ 1 (2) Bg ES 
Cape eee 
Ви \ др jy Вит др 


T 


El primer término a la derecha de la ecuación 3.139 se estima por la ecuación 
3.138, aun cuando ésta fue desarrollada para presiones por encima del punto de burbu- 
jeo. El segundo término se calcula por la ecuación: 


ex |+ B+2Cp (3.143) 
др 


wos"eunoyQosue|qolifeoblo / ООМУЛЯ омгмоо тмоаава могогаз 0102 O LHOIHAdOO 


con В у С dados рог: 
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B=(01021x107?)- (7442415 Х1079 ЈГ + (305553 x 107 7 )r? — 
(294883 Х107!9)73 


C=- 1077 [902505 — 0130237 + (853425 х107®)т? — (234122 x107 7 3 — 
(2,37049 х107 г“ | 


donde Tes la temperatura еп °F y p, la presión en 1рса. La ecuación 3.143 fue desarrolla- 
da para el siguiente rango de variables: 


1000 Ірса < р < 10000 Ірса; 100% < T < 300?F 
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3.9.4. Correlación de Brill y Beggs 


Brill y Beggs** propusieron la siguiente correlación para estimar el factor isotérmi- 
co de compresibilidad del agua, despreciando las correcciones por gas disuelto y pre- 
sencia de sólidos en el agua: 


(C; F GT C472) x107Ó (3.144) 


Си 


Џ 


con C, = 38546— 0000134р 


C, = —001052-- 477 X10! p 
Сз = 39267 x10? – 88x10 9p 


donde T es la temperatura en °F; р, la presión en Ірса; у с, Іа compresibilidad del agua 
en Ipc. 

La compresibilidad del agua de formación es de gran utilidad para estimar los volü- 
menes y movilidad de los fluidos en los yacimientos. 


3.10. Expansión térmica del agua 


La expansión térmica del agua puede ilustrarse en varias formas, pero las más con- 
venientes son las mostradas en las Figuras 3.39 y 3.40, en las cuales el factor volumétri- 
co del agua se representa en función de la temperatura. En ellas se observa una relación 
directa entre la expansión térmica y la temperatura. 


Expansión térmica del agua, f 


Temperatura, °F 
Figura 3.39. Expansión térmica del agua connata en función de la temperatura 


2,48,56 
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OC 
РГО] 
vL ТТЕ 
-- |] 


Factor volumétrico де! agua en la formación, BY / ВУ 


Temperatura, °F 
Figura 3.40. Expansión térmica del agua de formación saturada con gas? 


La expansión térmica del agua pura es la pendiente de la curva para cualquier con- 
dición y se expresa en barriles de yacimiento por barril de yacimiento por grado Fahren- 
heit de temperatura. Matemáticamente, se expresa por la ecuación: 


" ve (3.145) 
V P 


donde 8, es el coeficiente térmico de expansión del agua pura en 1/F; V, el volumen de 
agua en BY; AV, el cambio de volumen de agua en BY; AT, el cambio en la temperatura 
del agua en °Е; y p, la presión en Ірса. 

Tal como lo señalan Amyx et al.?, la curva A de la Figura 3.40 para el agua pura a la 
presión de vapor indica que un aumento de temperatura desde 60 °F hasta 250 °F da 
como resultado un aumento de aproximadamente 6% en el volumen de agua. Las otras 
curvas muestran la importancia relativa de la presión y la solubilidad del gas sobre la ex- 
pansión térmica. En general, en el rango de presiones y temperaturas encontradas en los 
yacimientos, la presión y la solubilidad tienen un efecto despreciable sobre la expansión 
térmica del agua. En la práctica, es obvio que la presión sería importante solamente si 
tiene influencia en la solubilidad del gas. 
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En este sentido, a bajas temperaturas (32 hasta 125?F) se debe considerar el efecto 
de la presión sobre la solubilidad del gas en la expansión térmica y, así mismo la salini- 
dad del agua, puesto que también tiene efecto sobre la solubilidad del gas en el agua. 
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EJERCICIO 3.47 


Se desea estimar el coeficiente de expansión térmica del agua de un yacimiento 
que se encuentra a una presión de 5000 1рса y una temperatura de 200°. 
Solución: 


* Paso 1: En la curva С de la Figura 3.40 se localiza el punto que corresponde a las 
condiciones de yacimiento dadas, esto es: presión 5000 ipca y temperatura de 


200*F. 
* Paso 2: Se construye una línea tangente a la curva en este punto, y se determina la 
pendiente: 
AB 1 (1055— 0986 
B-———cz- Е > Je o00169F 
By, AT 1021 300—100 


EJERCICIO 3.48 


Si en el ejercicio 3.47 se considera que el agua del yacimiento está saturada con gas 
natural en las condiciones de yacimiento, calcule el coeficiente de expansión térmica del 
agua. 


Solución: 

• Paso 1: Еп la curva В de la Figura 3.40 se localiza el punto que corresponde a las 
condiciones de yacimiento dadas, esto es: presión 5000 Ірса y temperatura de 
200°. 

• Paso 2: Se construye una línea tangente а la curva en este punto, у se observa que 
para propósitos prácticos la pendiente es idéntica a la obtenida en el caso anterior 
y, por lo tanto, los coeficientes térmicos de expansión son aproximadamente igua- 
les. 


4. Problemas! ??*?5 


1. Treinta libras de metano se colocan en un recipiente sellado a 100?F. Si el volumen 
del recipiente es de 2 pie”, calcule el volumen de gas en el recipiente. 


2. Suponiendo comportamiento ideal, calcule la densidad del n-butano a 220?F у 50 
Ipca. 


3. Un pozo de gas está produciendo gas natural con la siguiente composición: 


©, 0,850 


с, 0,090 
e 0,040 
п-С, 0,020 
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Suponiendo comportamiento real del gas, calcule: 
a) Peso molecular aparente 

b) Densidad del gas a 2000 Ірса y 150?F 

c) Volumen específico а 2000 Ipca y 150*F 

d) Factor volumétrico del gas en la formación. 


. Una mezcla de un gas ideal tiene una densidad de 1,92 Ib/pie? а 500 Ipca у 100?F 
Calcule el peso molecular aparente de la mezcla. 

. Calcule la gravedad específica y la gravedad API de un sistema de petróleo crudo 
con una densidad де 53 Ib/pie? medida en condiciones normales. 

. Un gas natural con una gravedad específica de 0,75 tiene un factor volumétrico de 
0,00529 ріе?/РСМ a las condiciones prevalecientes de presión y temperatura. Cal- 
cule la densidad del gas. 


. Un gas natural tiene la siguiente composición: 


0,75 
0,10 
0,05 
0,04 
0,03 
0,02 
0,01 


La presión inicial del yacimiento y la temperatura son 3000 Ірса y 180*F, respecti- 
vamente. Calcule: 


a) el factor de compresibilidad del gas en condiciones iniciales de! yacimiento. 
b) viscosidad del gas usando: 

- Método de Carr, Kobayashi y Burrows 

– Método de Lee, González у Eakin. 


. Determine el factor de compresibilidad a 2000 Ірса у 150%F de un gas con la si- 
guiente composición: 
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0,02 

0,95 
0,02 
0,01 


. Determine el factor de compresibilidad a 2000 Ірса у 150*F de un gas natural que 
tiene una gravedad específica de 0,75 (aire — 1) y un porcentaje molar de 596. 
Utilizar: 
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– Método de Standing у Katz 
- Ajuste de Hall y Yarborough 


- Ajuste de Sarem 


со, 0,06 


М, 0,03 
C, 0,75 
С, 0,07 
C, 0,04 
n-C, 0,03 
п-С. 0,02 


Si las condiciones del yacimiento son: 2500 Ірса у 175°, calcule: 


a) Densidad del gas tomando en cuenta la presencia de componentes no hidro- 
carburos, usando el método de Wichert y Azíz y el de Lee, González y Eakin. 


b) Coeficiente isotérmico de compresibilidad del gas. 


с) Viscosidad del gas usando el método de Carr, Kobayashi y Burrows, y el de Lee, 
González y Eakin. 


. Un sistema de petróleo tiene una presión de burbujeo de 1708,7 Ipca y temperatura 


де 131°. Dados los siguientes datos: “API =40; gravedad específica del gas en el 
separador, 0,85; y presión en el separador, 100 Трст, realice lo siguiente: 


a) Estime R, usando: 
– Correlación de Standing 
– Correlación de Vásquez y Beggs 
– Correlación de Glaso 
– Correlación de Al-Marhoun 
- Correlación de Petrosky-Farshad 
b) Calcule Ва aplicando los métodos listados en el punto a. 


. Existe un sistema de petróleo crudo con una presión inicial de 4500 Ipc y 85°Е. La 


presión de burbujeo se estima en 2109 Ipc. Las propiedades del petróleo en el punto 
de burbujeo son: Bop = 1,406 BY/BN; у. = 0,876; Rsp = 692 PCN/BN; АРІ = 41,9". 
Calcule: 

a) Densidad del petróleo en el punto de burbujeo 

b) Densidad del petróleo а 4500 Ірс 

с) B, а 4500 1рс 

Una celda de alta presión tiene un volumen де 0,33 pie? Ipca y contiene gas a 2500 
Ipca у 130°, condiciones a las cuales el factor de compresibilidad es de 0,75. Cuan- 


do 43,6 РСМ de gas salen de la celda, la presión cae a 1000 Ірса, y la temperatura 
permanece constante. ¿Cuál es el factor de compresibilidad a 1000 Ipca y 130?F? 


178 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


14. Una mezcla de hidrocarburos de gas con una gravedad específica de 0,7 tiene una 
densidad de 9 Ib/pie? a la presión y temperatura del yacimiento. Calcule el factor 
volumétrico del gas еп la formación en ВУ/РСМ. 


15. Se tiene un yacimiento de gas a una temperatura де 150%F. El gas tiene la siguiente 
composición: 


Componente РЕН 211% molar 
C, 89 
С, 7 
С, 4 


Si el factor de expansión del gas, E, calculado a la presión y temperatura del yaci- 
miento es de 204,648 PCN/pie?, calcule la viscosidad del gas. 


16. Un tanque de 20 pie? a una presión de 2500 Ірса y 212?F contiene etano. Se desea 
saber cuántas libras de etano hay en el tanque. 


17. Una celda pVT contiene 320 cm? de petróleo y su presión de burbujeo es 2500 Ipca y 
200?F. Cuando la presión se redujo а 2000 Ірса, el volumen aumentó a 335,2 ст“. 
Se drenó el gas y se encontró que ocupa un volumen de 0,145 PCN. Se midió el vo- 
lumen de petróleo y resultó ser de 303 сте. Luego se redujo la presión hasta 14,7 
Ipca y la temperatura hasta 60?F, mientras se extrajeron 0,58 PCN, dejando 230 cm? 
de petróleo con una gravedad de 42°АРІ. Calcule el factor de compresibilidad y la 
solubilidad del gas a 2000 Ірса. 

18. Se está produciendo un petróleo de 35°API de un yacimiento a 5000 Ipca y 140°Е. La 
presión de burbujeo de los líquidos en el yacimiento es de 4000 Ipca a 140°. Con el 
petróleo se está produciendo gas cuya gravedad es 0,7 a una tasa de 900 PCY/BN. 
Calcule: 

a) Densidad del petróleo а 5000 Ірса y 140*F 
b) Factor volumétrico total о bifásico a 5000 Ірса у 140°Е 

19. Existe un yacimiento subsaturado con una presión inicial de 3112 Ірса y tempera- 
tura de 125?F. La presión de burbujeo del petróleo es de 1725 Ірса. El petróleo cru- 
do tiene el siguiente comportamiento del factor volumétrico del petróleo en la for- 
mación en función de la presión: 
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Presión рса). < Bo (ВУВМ) 2 
3112 1,4235 
2800 1,4290 
2400 1,4370 
2000 1,4446 
1725 1,4509 
1700 1,4468 
1600 1,4303 
1500 1,4139 
1400 1,3978 
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La gravedad API del petróleo y la gravedad específica del gas en solución son 40° y 
0,65, respectivamente. Calcule la densidad del petróleo crudo a 3112 Ipca y 125?F. 


3600 1,310 


3200 1,317 
2800 1,325 
2500 567 1,333 
2400 554 1,310 
1800 436 1,263 
1200 337 1,210 

600 223 1,140 

200 143 1,070 


La presión inicial del yacimiento es 3600 Ipca a 160°Е. La gravedad específica pro- 
medio del gas en solución es 0,65. El yacimiento contiene 250 MM de barriles de 
petróleo in situ y el petróleo tiene una presión de burbujeo de 2500 Ipc. 


a) Calcule el factor volumétrico bifásico del petróleo a: 
– 3200 Ірса 
– 2800 Ipca 
– 1800 Ірса 
b) ¿Cuál es el volumen inicial de gas disuelto en el yacimiento? 
c) Coeficiente isotérmico de compresibilidad del petróleo a 3200 Ipca. 
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Determinación de las propiedades 
pVT en el laboratorio 


Introducción 


Para realizar estudios de yacimientos y para planificar adecuadamente el desarro- 
llo de los mismos, el ingeniero de petróleo necesita conocer como se comportan volu- 
métricamente los fluidos dentro del yacimiento, dentro de los pozos y en condiciones de 
superficie. Como tal comportamiento depende de la presión (p), volumen (V) y tempera- 
tura (T) se deben determinar las diferentes propiedades físicas de los fluidos en un am- 
plio rango de temperaturas y presiones, propiedades éstas que se identifican a partir de 
pruebas experimentales conocidas como análisis pVT. Adicionalmente, también se debe 
conocer cómo cambian las propiedades originales del yacimiento a medida que varía la 
composición de la mezcla de hidrocarburos debido a la producción del yacimiento. 


En general se puede señalar que las propiedades pVT permiten predecir: 
• El cambio en la composición de la corriente de flujo como función de tiempo. 


• El diseño de completación, el cual depende de las propiedades de los fluidos en el 
pozo. 


* El efecto де la re-inyección de gas. 
» Los efectos de miscibilidad. 


» Las cantidades y composiciones de los líquidos que quedan en el yacimiento y sus 
propiedades: densidad, tensión superficial, viscosidad, entre otras. 
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* La concentración de Н,5 y N, en el gas producido. 


Ahora bien, para poder obtener un buen estimado de las propiedades de los fluidos 
del yacimiento, es necesario asegurarse de contar con muestras realmente representati- 
vas de ellos y de que sean analizadas adecuadamente en los laboratorios. Sin embargo, 
con algunos hidrocarburos resulta difícil obtener muestras de calidad para pruebas рут, 
en especial con los fluidos que se encuentran cerca del punto crítico y con los crudos pe- 
sados con alto contenido de asfaltenos. 


Por otra parte, las muestras deben ser recogidas por personal entrenado y especia- 
lizado en este tipo de operaciones, recomendándose tomar al menos una muestra de 
cada yacimiento que exista y/o se descubra. La decisión respecto a cuándo y dónde to- 


185 


COPYRIGHT O 2010 EDICIÓN ESPECIAL GÓAJIRO BLANCO / elgoajiroblancogihotmail.com 
PARA COMPRAR AL DETAL O AL MAYOR, ESTE Y OTROS PRODUCTOS, FAVOR PREGUNTAR POR EL GÓAJIRO BLANCO, EN EL MERCADO LAS PLAYITAS. 


ADVERTENCIA: "EL DERECHO DE AUTOR NO ES UNA FORMA DE PROPIEDAD SINO UN DERECHO CULTURAL. EXIGE TU DERECHO" 


Regresar al contenido 


Determinación de las propiedades pVT en el laboratorio 


marla debe ser del ingeniero de yacimientos. A tal efecto, es un factor importante que la 
muestra sea tomada lo más temprano en la vida del yacimiento para reducir la posible 
existencia de gas libre en la zona de petróleo, pues mientras más temprano se tome, más 
cercanos estarán los fluidos a sus condiciones iniciales y no habrán sufrido los cambios 
que ocurren durante el período de agotamiento del yacimiento. El hecho de que el inge- 
niero de yacimientos conozca las condiciones en las cuales se tomó la muestra y la for- 
ma de análisis en los laboratorios, le permitirá evaluar y aplicar mejor los resultados. 


1. Muestreo de fluidos 


Las propiedades pVT se determinan normalmente en el laboratorio utilizando una 
muestra de fluido del yacimiento, la cual puede obtenerse de dos formas: 1) con equipo 
especial de muestreo (tomamuestras) que se baja al fondo del pozo para recoger la 
muestra en condiciones de yacimiento y 2) tomando muestras de gas y petróleo en la su- 
perficie y mezclándolas en las debidas proporciones de acuerdo con la relación gas-pe- 
tróleo (RGP) medida al tiempo de muestreo. Sea cual fuera el método utilizado, se reco- 
mienda obtenerla al comienzo de la vida productiva del yacimiento, ya que de esta forma 
será más representativa de la composición del fluido original. 


Previo a la toma de cualquier muestra, se debe seleccionar el pozo y prepararlo 
para ello. Entre las consideraciones que deben tomarse, se tienen: 


1. El pozo debe ser lo más reciente posible. Esto hace que se minimicen los efectos 
del gas libre existente en el yacimiento e incrementa la posibilidad de que la com- 
posición de sus fluidos no haya experimentado muchos cambios. 


2. El pozo debe tener el mayor índice de productividad posible, a fin de mantener alta 
la presión en las cercanías del pozo y evitar los problemas antes mencionados. 


3. Es recomendable que el pozo no produzca agua. Si no existen pozos de este tipo, 
debe tenerse un cuidado especial en la ubicación de los equipos toma muestras de 
la prueba. 


4. Deben probarse varios pozos con diferentes tasas de producción para determinar 
la presión de fondo fluyente a tales tasas. Esto permitirá determinar cuál de ellos 
tiene la presión de flujo estabilizada más alta a una tasa de producción estabiliza- 
da. 


5. Debe seleccionarse el pozo que posea una relación gas-petróleo estable, para lo 
cual es importante el análisis de su historia de producción que indicará los cam- 
bios de la RGP o de producción. Los cambios en esta relación son indicios de cam- 
bios de saturación en las cercanías del pozo, lo cual hará imposible la obtención de 
una muestra representativa. i 


Existen tres formas diferentes para obtener las muestras de los fluidos de un yaci- 
miento, las cuales son: 
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• Muestras de fondo 
• Muestras recombinadas 
* Muestras de flujo 


1.1. Muestras de fondo 


Para tomar este tipo de muestra es necesario que una vez seleccionado el pozo, se 
proceda a su preparación, para lo cual se requiere cierto tiempo que varía según su his- 
toria y su capacidad de producción. Con el objeto de obtener la presión de fondo fluyente 
más alta, el pozo debe producirse por un tiempo a la tasa de flujo más baja que pueda 
mantener y hasta que se haya estabilizado la RGP de producción. Es recomendable al- 
canzar la menor saturación de gas posible en las cercanías del pozo y, de ser factible, que 
ésta sea la saturación inmóvil del gas. El tiempo necesario para esta operación varía en- 
tre un par de horas y varios días, dependiendo de la productividad del pozo y de la satu- 
ración de gas libre en el momento de comenzar su preparación ?. 


El fluido que entra al pozo se encuentra en las condiciones de equilibrio que exis- 
ten en el fondo. Se recomienda correr un registro de producción con un medidor conti- 
nuo de flujo y un densímetro para determinar el punto de mayor entrada de flujo y los 
posibles contactos gas-petróleo y agua-petróleo. Una vez que se tenga esta información, 
se selecciona la profundidad a la cual se ubicará el tomamuestras, lo que debe hacerse 
en la zona de mayor flujo de petróleo. 

Realizado lo anterior, se introduce el tomamuestras con la ayuda de un cable, se 
ubica a la profundidad deseada y se activa su cierre desde la superficie con el objeto de 


obtener y mantener la muestra bajo presión. 
Л. __. Accionador del 


Existen diferentes tipos de tomamuestras, ej” mecanismo 
pero todos ellos siguen el principio que se presen- C [77] 
ta en la Figura 4.1. | El valvula superior 


El procedimiento descrito es aplicable a la 
gran mayoría de los yacimientos, con excepción de 
aquellos que presentan situaciones especiales 
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como los que tienen muy alta presión de yacimien- | le Resorte y gula 
to y baja presión de burbujeo. En este caso, no es  Eementode . Pid 

necesario hacer fluir el pozo a una tasa mínima, válvula inferior” 

pero sí hay que asegurarse de que el tomamuestras ша 

esté ubicado a una profundidad donde la presión U | | 

de flujo sea mayor que la presión de burbujeo. | | | 


Una vez tomada la muestra, se lleva a Ја su- | 
perficie, donde se determina el buen estado del | 
equipo toma muestras que contiene los líquidos а Válvula inferior 
presión a fin de verificar que no tenga pérdidas. La : 
presión de la cámara debe ser ligeramente inferior 
a la presión de fondo fluyente, py. 


Figura 4.1. Equipo para tomar muestras 
de fondo (tomado de Contreras 
y Fuenmayor”). 
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Algunos de los problemas que pueden presentarse en la toma de la muestra son los 
siguientes: 


1. Se encuentra gas libre en la cámara. Esto se puede detectar por una reducción de la 
presión y de la temperatura de la cámara, desde la temperatura de fondo o de flujo 
a la temperatura ambiente de la superficie. 


2. Al determinar la presión de saturación, p,, mediante inyección de agua o de mer- 
curio, ésta resulta mayor que p, . En este caso es posible que se haya recolectado 
gas libre en el fondo o que se haya perdido petróleo durante su desplazamiento 
desde el fondo hasta la superficie. 


3. La presión de saturación que se obtiene es ligeramente inferior а la presión del ya- 
cimiento, aun cuando esté a presión de burbujeo. 


1.2. Muestras recombinadas 


En este procedimiento la toma de muestras se efectúa en el separador de superficie 
y posteriormente, en el laboratorio, se recombinan los fluidos en las mismas proporcio- 
nes que existían en las pruebas de producción que se hayan efectuado. Al tomar las 
muestras se debe estar seguro de obtener los volúmenes necesarios de cada una de ellas 
para poder recombinarlas en la relación que se requiere. Esta precaución debe observar- 
se especialmente cuando se recolecta la fase gaseosa, debido al alto volumen de gas ne- 
cesario para ser disuelto en el petróleo. 


Además de las muestras, se necesita la siguiente información complementaria: 
. Volumen del petróleo en el separador у en el tanque de almacenamiento 
. Temperatura y presión del separador 
. Temperatura y presión del tanque de almacenamiento 
. Gravedad específica del petróleo 
. Relación gas-petróleo de producción 
. Gravedad específica del gas 
. Temperatura del fondo del pozo 


о мч ON C вео N = 


. Presión fluyente del pozo 


Con esta información es posible efectuar una recombinación de las muestras que 
sean representativas del yacimiento. 


Este método es excelente cuando el pozo está fluyendo a una presión mayor que la 
presión de burbujeo de los fluidos del yacimiento. Sila presión de fondo fluyente es me- 
nor, se produce gas libre y la presión de burbujeo obtenida en el laboratorio será mayor 
que la original del yacimiento. El ingeniero de yacimientos puede detectar esta anomalía 
y corregirla tomando en cuenta pruebas anteriores y la historia de producción del yaci- 
miento. 
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1.3. Muestras de flujo 


Este procedimiento se aplica básicamente a la toma de muestra en pozos produc- 
tores de condensados. Para realizarlo se requiere la misma preparación de los pozos y la 
misma información que en el método de recombinación de muestras; la presión y la 
temperatura juegan un papel importante y, por ello, es necesario conocer su medida en 
el punto donde se tomó la muestra. 


Este método utiliza un tubo de pequeño diámetro que se introduce en el centro de 
la tubería de flujo del pozo, punto donde existe la mayor velocidad de flujo. El fluido que 
pasa por dicho tubo es desviado a un separador auxiliar o a un recipiente para tomar 
muestras. El lugar ideal para la ubicación del tubo es unos pies debajo del cabezal del 
pozo, pero si esto no es posible se puede ubicar entre el pozo y el separador. Se trata de 
un método rápido que, unido a un pequeño separador, puede dar buenos resultados con 
medidas efectuadas en el campo. La muestra puede almacenarse en el envase toma 
muestra y, en este caso, su manipulación es similar a la toma de muestra en el fondo del 
pozo. También se pueden tomar muestras separadas de gas y líquido para tratarlas 
como en el método de recombinación de muestras. 

El procedimiento pierde su exactitud cuando los pozos producen con alto conteni- 
do de líquido, pues los líquidos se distribuyen a lo largo de la tubería y no fluyen distri- 
buidos uniformemente en el gas, lo cual ocasiona que no sean recogidos cuando el tubo 
toma muestra se ubica en el centro de la tubería. 


2. Análisis de laboratorio de las muestras de fluidos 
del yacimiento 


Independientemente del método usado para recoger la muestra, los análisis de 
laboratorio que se le realizan son los mismos. Sin embargo, antes de que cualquier 
prueba pueda ser llevada a cabo, es necesario realizar cierta preparación en la muestra 
del campo: 


шоэ'пешоц@оэиедолГеобә / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


• Enel caso de una muestra de fondo del pozo es necesario elevar la temperatura у 
presión de la muestra de campo en condiciones de yacimiento y luego transferirla a 
una celda apropiada para su análisis. 
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• Lapreparación de una muestra de recombinación es más compleja. El gas y el pe- 
tróleo se deben recombinar en las proporciones adecuadas para obtener una 
muestra representativa del fluido del yacimiento. Las cantidades que se deben me- 
dir en el laboratorio antes de la recombinación son los análisis molares de la 
muestra del líquido y del gas del separador, los cuales se obtienen generalmente 
por medio de una columna de destilación fraccionada. Un pequeño volumen del lí- 
quido del separador se lleva a las condiciones de prueba del separador del campo y 
se pasa instantáneamente a las condiciones de prueba de tanque del campo. El vo- 
lumen de líquido del separador y el volumen de líquido que resulta del tanque se 
utilizan para calcular el factor de merma en el separador, 5.. 
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. volumen de petróleo en condiciones de tanque 


4.1 
volumen de petróleo en el separador us 


5 


Este factor de merma se usa para determinar la relación entre el gas y el líquido del 
separador. Luego se calcula la relación gas-petróleo (RGP) en el separador y se de- 
termina el número de pie? de gas para ser recombinados con el volumen de líquido 
del separador. 


RpSs = Rsp (4.2) 
donde R,, es la КОР del separador expresada con respecto al líquido en condicio- 
nes de tanque; S,, el factor de merma en el separador, y R sp, Іа КОР del separador 


expresada con respecto al líquido en el separador. 


Las muestras de líquido y gas en el separador se recombinan en la proporción dic- 
tada por Rs. La composición molar de los fluidos producidos puede calcularse a 
partir del análisis del líquido y del gas en el separador, tal como se ilustra en el 
ejercicio 4.1. Cuando los fluidos son recombinados, el fluido resultante es equiva- 
lente a una muestra de fondo y sólo es necesario elevar la presión y la temperatura 
de la muestra a condiciones de yacimiento para los análisis adicionales. 


• Lapreparación de una muestra de flujo es similar a la de una muestra de recombi- 
nación si ésta es separada y recogida como líquido y gas. Si se recoge sin separa- 
ción, se trata como una muestra de fondo. 

La mayoría de las propiedades que se determinan en el análisis de los fluidos de un 
yacimiento pueden calcularse con gran aproximación a partir de su composición deta- 
llada, siendo ésta la mejor descripción del yacimiento que se puede realizar. 

En el pasado, las composiciones de los fluidos del yacimiento se analizaban inclu- 
yendo la separación del metano hasta el hexano, con los heptanos y componentes más 
pesados agrupados como un solo componente, CF, y reportados con un peso molecular 
y una densidad promedio. Hoy en día, el desarrollo de ecuaciones de estado (EOS) más 
refinadas, ha hecho necesaria una descripción más completa de los componentes más 
pesados y, en este sentido, se recomienda que el análisis composicional de los fluidos 
del yacimiento incluya la separación de los componentes hasta el decano como mínimo; 
incluso en algunos casos se requieren composiciones hasta el C44 о mayores. 


EJERCICIO 4.1 


Realice el análisis composicional de los fluidos producidos a partir del análisis del 
líquido y del gas en el separador. 
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Solución: 
• Paso 1: Calcule la densidad del líquido: 


+ Volumen 
АД). 


С 0,0238 16,042 0,38130 0,00239 


СО 0,0069 30,068 0,20747 0,00130 
C3 0,0155 44,094 0,68346 0,00429 31,64 0,02160 
i-C4 0,0230 58,120 1,33676 0,00839 35,08 0,03810 
n-C4 0,0239 58,120 1,38907 0,00872 36,35 0,03821 
i-Cg 0,0329 72,146 2,37360 0,01489 38,90 0,06102 
n-Cs 0,0440 72,146 3,17442 0,01992 39,27 0,08084 
Cg 0,0610 86,172 5,25649 0,03298 41,36 0,12709 
Cj 0,7690 188,00 144,5720 0,90712 52,77 2,73966 
159,37507 1,00000 3,10652 


* Tomados de datos de campo y del laboratorio. 


Densidad del ci Е 159,37507 — 0,30180 — 020747 = 5111372 
310652 


Porcentaje en peso de C, en Cf = 0239 


0,20747 
Porcentaje en peso de С, en СУ = = o TE 01304 


Densidad del líquido en el separador = 51,0 Ib/pie? 
Gravedad del petróleo en condiciones de tanque* = 29,2°АРІ a 60°F 


КОР“ = 338,5 pie?/BY 


шод'пеидоцозиејаол[еобјә / OONY T8 ОЫІГУОО TVIDIASA NOIOIO3 0L0Z O LHOIHAdOO 


Gravedad específica = 0,8289 


Densidad del petróleo en condiciones de tanque — 51,64 Ib/pie? 


»0H93830 пі 39IX3 тузмгилпо OH93830 NA ONIS GVGaldOxid 30 VIAHOd УМП S3 ON моу за OHO3SH3G та : VION31H3AGV 
"SVIlAV d SV100VOSN3W та ма 'оомутла ошгуоо 13 HOd SVLNNOISA мола “SOLINCOSA SOHLO А 3183 *80AVIN TY О 1VL3G TV SVHdWOO мама 


Factor de merma en el separador — 0,960 


Relación gas/líquido en el separador = 338,5 pie?/BY (0,960) = 325 pie”/BY 
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* Paso 2: Calcule la composición de los fluidos producidos: 


0,0088 


0,00751 


0,00751 


0,00283 


CO, 0,0260 0,02220 0,02220 0,00838 
HS 0,0140 0,01195 0,01195 0,00451 
0,6929 0,59154 0,0238 0,04276 0,63430 0,23932 
0,1401 0,11960 0,0069 0,01240 0,13200 0,04980 
0,0731 0,06241 0,0155 0,02785 0,09026 0,03405 
i-C4 0,0119 0,01016 0,0230 0,04132 0,05148 0,01942 
n-C4 0,0210 0,01793 0,0239 0,04294 0,06087 0,02297 
1-С 0,0049 0,00418 0,0329 0,05911 0,06329 0,02388 
n-Cs 0,0046 0,00393 0,0440 0,07906 0,08299 0,03131 
0,0010 0,00085 0,0610 0,10960 0,11045 0,04167 
0,0017 0,00145 0,7690 1,38168 1,38313 0,52186 
1,0000 2,65043 1,00000 
* Tomados de datos de campo у del laboratorio. 
Número de moles del líquido en el separador _ 
bbl de líquido en el separador i 
_ densidad del líquido en el separador (lb / ВУ) _ 515615) _ Hoen 


peso molelcular del líquido en el separador 7 159,37507 


A continuación en la Tabla 4.1 se presenta el análisis composicional de una mues- 
tra de hidrocarburos que incluye la fracción molar, el peso, la densidad y el peso molecu- 
lar de cada componente. 


Metano, С, 
Etano 


Propano 
i-Butano 
n-Butano 


is 


0,00 


0,25 
0,88 
23,94 
11,67 
9,36 
1,39 
4,61 


0,8006 


Tabla 4.1. Análisis composicional de una muestra de fluidos 


0,8172 
0.8086 
0,2997 


0,3562 


0,5070 
0,5629 
0,5840 


34,076 
44,01 

28,013 
16,043 
30,070 
44,097 
58,123 
58,123 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


Tabla 4.1. (Continuación) 


molecular 

i-Pentano 1,50 72,151 
Pentano 2,48 1,78 0,6311 72,151 
Hexanos 3,26 2,73 0,6850 86 y 
Heptanos 5,83 5,57 0,7220 100 | 
Octanos 5,52 5,88 0,7450 114 5 1 
Nonanos 3,74 4,50 0,7640 128 2 > 
Decanos, Cio 3,38 4,50 0,7780 142 é Bo 
Undecanos 2,57 3,76 0,7890 147 mo? 
Dodecanos 2,2 3,23 0,8000 161 559 
Tridecanos 2,02 3,52 0,8110 175 SE © 
Tetradecanos 1,65 3,12 0,8220 190 RES 
Pentadecanos 1,48 3,03 0,8320 206 33 g 
Hexadecanos 1,16 2,57 0,8390 222 580 
Heptadecanos 1,06 2,50 0,8470 237 © 8 Ф 
Octadecanos 0,93 2,31 0,8520 251 - 3 5 
Nonadecanos 0,88 2,31 0,8570 263 # a, 
Eicosanos, Со 0,77 2,11 0,8620 275 322 
Henicosanos 0,68 1,96 0,8670 291 5 а б 
Docosanos 0,60 1,83 0,8720 305 5 z z 
Tricosanos 0,55 1,74 0,8770 318 5 39 
Tetracosanos 0,48 1,57 0,8810 331 ene 
Pentacosanos 0,47 1,60 0,8850 345 5 Ps 
Hexacosanos 0,41 1,46 0,8890 359 E 5 J 
Heptacosanos 0,36 1,33 0,8930 374 а zę 
Octacosanos 0,37 1,41 0,8960 388 pos 
Nonacosanos 0,34 1,34 0,8990 402 am 5 
Triacontanos, СТ 3,39 16,02 1,0440 474 = 5 3 
Totales 100,00 100,00 5 | 
Fracciones у compuestos s 
más pesados 5 

Heptanos, C7 40,66 79,17 0,8494 196 2 

Undecanos, Ch 22,19 58,72 0,8907 266 

Pentadecanos, Ch 13,93 45,09 0,9204 326 

Eicosanos, Ch 8,42 32,37 0,9540 387 

Pentacosanos, C7; 5,34 23,16 0,9916 437 

Triacontanos, Eu 3,39 16,02 1 ,0440 474 
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Determinación de las propiedades pVT en el laboratorio 


Existen muchos análisis que pueden realizarse en una muestra de fluido del yaci- 
miento, pero es la cantidad de datos deseados la que determina el número de pruebas 
por realizar en el laboratorio. No obstante, existen tres pruebas que se realizan en cual- 
quier análisis pVT, las cuales se consideran de rutina y sirven para determinar el factor 
volumétrico total o bifásico por liberación instantánea, los factores volumétricos del pe- 
tróleo y la RGP por separación diferencial, el factor de desviación del gas y el efecto de 
las condiciones operacionales de los separadores de superficie sobre los factores volu- 
métricos por separación instantánea. 


2.1. Prueba de expansión a composición constante 


Esta prueba comúnmente conocida como prueba de presión-volumen permite me- 
dir el volumen total relativo por un proceso de equilibrio o de liberación instantánea y se 
lleva a cabo en petróleos crudos o de gas condensado. 

El objetivo de esta prueba es determinar: 

• Presión de saturación (presión de burbujeo o del punto de rocío) 


• Coeficientes de compresibilidad isotérmica de fluidos de una sola fase por encima 
de la presión de saturación 
• Factores de compresibilidad de la fase gaseosa 
* Volumen total de hidrocarburos en función de presión 
El procedimiento experimental, tal como se muestra en la Figura 4.2, consiste en 
colocar una muestra de hidrocarburo (petróleo o gas) en una celda visual pVT a la tem- 
peratura del yacimiento y a una presión por encima de su presión inicial (Figu- 
ra 4.2(A)). La presión de la celda se disminuye a temperatura constante al ir removien- 
do mercurio a pequenos intervalos de la celda, incrementando así el espacio disponi- 
ble para el fluido. Se mide el cambio en el volumen total de hidrocarburos, У,, para 
cada incremento de presión. 


р. >> p р, > p, P = р Р, < Р, Pg <P, <P, 


NS 


Е == 
=== С] Perrotoo 


A B [o D E 
Figura 4.2. Prueba de expansión a composición constante o de liberación instantánea. 
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Este procedimiento se continúa hasta observar un cambio brusco en la pendiente 
del gráfico de presión versus volumen. Este cambio ocurre cuando el gas en solución co- 
mienza a liberarse y,por lo tanto, indica la presión de saturación del sistema, р; = рь 
(esquema C de la Figura 4.2). El volumen correspondiente, V,, se mide y registra para 
utilizarlo como referencia. 


El volumen del sistema de hidrocarburos en función de la presión de la celda se re- 
porta como el cociente del volumen de referencia. Éste se denomina volumen relativo y 
se expresa matemáticamente por la siguiente ecuación: 

й (4.3) 

ге, V. M 
donde Улу es el volumen relativo; V,, el volumen total del sistema de hidrocarburos; y V. , 
el volumen a la presión de saturación. 


Después que el gas comienza a liberarse, la 
celda se agita regularmente para asegurar que el 
contenido se encuentre en equilibrio, pero, y esto 
es importante, no debe removerse de ella ningün 
líquido ni gas. Luego de obtener el equilibrio se re- 
gistra la presión resultante. El proceso se conti- 
núa, midiendo en cada paso el volumen total del 
sistema de hidrocarburos en función de la presión 
de la celda. Este volumen se denomina volumen 
total, V,, ya que, a presiones por debajo del punto 
de burbujeo, incluye ambas fases: gas y petróleo. Figura 4.3. Determinación de la presión 
Los datos reportados se expresan como volumen de burbujeo con datos de una prueba pv. 
relativo total y se utilizan para calcular el factor vo- 
lumétrico total o bifásico. En este proceso se construye un gráfico de V, en función de la 
presión, como se muestra en la Figura 4.3. 


Presión, Ipcm 


En esta figura se observa que el volumen relativo es igual a uno a la presión de sa- 
turación. Es importante señalar que como no se remueven hidrocarburos de la celda, la 
composición total de la muestra no cambia durante el proceso. 


La Tabla 4.2 muestra los resultados de una prueba de expansión a composición 
constante para un crudo де 34,6^API. El cambio brusco de la pendiente se localiza a la 
presión de burbujeo, p, y, en este ejemplo, la presión de burbujeo es de 1936 Ipcm a la 
temperatura de 247”F. Adicionalmente а los volúmenes relativos reportados, la tabla in- 
cluye las densidades del petróleo al punto de burbujeo y por encima de éste. 


La densidad del petróleo a la presión de burbujeo es 0,6484 g/cm? y se determina 
mediante medidas directas de peso-volumen efectuadas a la muestra en la celda pVT. 

A presiones por encima del punto de burbujeo, la densidad se obtiene usando la si- 
guiente expresión: 


шо2'пеипоц озивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


»0H93830 пі 39IX3 тузмгилпо OH93830 NA ONIS аоуоааома 30 VIAHOd умп S3 ON YOLNV за OH933830 3, 'VIONILYJAGY 
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Ps 
4.4 
p= (4.4) 


rel 
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Tabla 4.2. Datos de una prueba experimental de expansión 


a composición constante (adaptada de Ahmed?) 


и “volúmen ré 
SR. 0 А 


0,9371 
0,9422 
0,9475 
0,9532 
0,9592 
0,9657 
0,9728 
0,9805 
0,9890 
0,9909 
0,9927 
0,9947 
0,9966 
0,9987 
1,0000 
1,0014 
1,0018 
1,0030 
1,0042 
1,0058 
1,0139 
1,0324 
1,0625 
1,1018 
1,1611 
1,2504 
1,3694 
1,5020 
1,9283 
2,4960 
3,4464 


NGC 


De 


dad (g/cm) 


2,108 
2,044 
1,965 
1,874 
1,784 
1,710 
1,560 
1,453 
1,356 


0,6919 
0,6882 
0,6843 
0,6803 
0,6760 
0,6714 
0,6665 
0,6613 
0,6556 
0,6544 
0,6531 
0,6519 
0,6506 
0,6493 
0,6484 
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donde р es la densidad del petróleo a cualquier presión por encima del punto de burbujeo; 
p s, la densidad a Іа presión de saturación; у Уу, el volumen relativo а la presión de interés. 


EJERCICIO 4.2 


Con los datos que aparecen en la Tabla 4.2 compruebe los valores de densidad del 
petróleo а 4000 y 6500 Ipcm. 

Solución: 

Usando la ecuación 4.4 se tiene: 


* A 4000 Ipem 
_ 06484 


= = 0,6714 g/cm? 
Po 09657 5 
• А 6500 Ірст 
0,6484 
=> = 06919 g/cm? 
Ро = on 7198 


Frecuentemente, los datos de volumen relativo requieren ser ajustados para corre- 
gir las inexactitudes que se cometen en el laboratorio al medir el volumen total de hidro- 
carburos justamente por debajo de la presión de saturación y, también, a bajas presio- 
nes. Para tal fin se utiliza la función adimensional conocida como Función Y, cuya ex- 
presión matemática se define solamente para presiones por debajo de la presión de sa- 
turación y es como sigue: 


PU rel -1) 


donde p, es la presión de saturación en Ipca; p la presión en Ірса; y Ушу, el volumen rela- 
tivo a la presión p. 
La columna (3) en la Tabla 4.2 lista los valores calculados de la Función Y por la ecua- 
Fund y ción 4.5. Para ajustar los datos de volu- 
(a 247 °F) men relativo por debajo de la presión 
de saturación, la Función Y se repre- 
senta en función de presión en un sis- 
tema cartesiano. Cuando se construye 
el gráfico, esta función forma una línea 
recta o tiene solamente una pequeña 
curvatura. La Figura 4.4 muestra la 
Función Y versus presión para un siste- 
ma cuya gravedad API es 34,6?F. Obsér- 
vese el comportamiento errático de los 
datos cercanos a la presión en el punto 
de burbujeo por las dificultades en la 
s 1000 1500 00 medición de pequeños volúmenes de 


Presión, Ipem di h А 
Figura 4.4. Función У vs. presión (adaptada de Ahmed?). Баз a dichas presiones. 


шо2'уеипоц озивјдолеобје / оомула ONIYQ9 TVIDIASA NỌI9103 0102 O LHOIHAdOO 
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Función Y 
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Los siguientes pasos resumen el procedimiento para corregir los datos de volumen 
relativo: 


• Paso 1: Calcular la Función Y para todas las presiones por debajo de la presión de 
saturación, usando la ecuación 4.5. 


• Paso 2: Representar la Función Y versus presión en sistema cartesiano. 

• Paso 3: Determinar los coeficientes que fijan la mejor línea recta, o sea: 
Y =a+bp (4.6) 
donde a y b son el intercepto y la pendiente de la línea recta, respectivamente. 


• Paso 4: Recalcular los volúmenes relativos para todas las presiones por debajo de 
la presión de saturación usando la siguiente expresión: 


PsP 
Мы —14T————— 4.7 
rel p(a + bp) did 


EJERCICIO 4.3 


La mejor línea recta que fija los puntos de la Función Y en función de la presión 
para el ejemplo anterior, se obtiene por: 


Y-a-ctbp 


donde а =1,0981 y b =0,000591 
Corrija los volúmenes relativos de la Tabla 4.2 usando estos datos en la ecuación 4.7. 


Solución: 


1878 - 1,0139 
1808 = 1,0324 
1709 1,0625 1,0630 
1600 1,1018 1,1028 
1467 1,1611 1,1626 
1313 1,2504 1,2532 
1161 1,3694 1,3741 
1035 1,5020 1,5091 
782 1,9283 1,9458 
600 2,4960 2,5328 
437 4,4464 4,5290 
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El coeficiente de compresibilidad para el petróleo, с, por encima del punto de bur- 
bujeo, también se obtiene de los datos de volúmenes relativos y se muestran a continua- 
ción en la Tabla 4.3 para el sistema en consideración: 


Tabla 4.3. Datos de compresibilidad 


ango depresiones (рст) m 
6500 a 6000 10,73 E-6 


6000 a 5500 11,31 E-6 
5500 a 5000 11,96 E-6 
5000 a 4500 12,70 E-6 
4500 a 4000 14,57 E-6 
4000 a 4500 14,61 E-6 
4500 a 4000 15,86 E-6 
4000 a 2500 17,43 E-6 
2500 a 2000 19,47 E-6 
2000 a 1936 20,79 E-6 


Presión de saturación, ps = 1936 lpcm 
Densidad a ps = 0,6484 g/cm? 
Expansión térmica а 6500 Трст = 1,10401 (Va 247?F / V a 60°F). 


1,0100 Volumen relativo (а 247^F) 


La compresibilidad del petróleo 
se define mediante las ecuaciones 1,0000 
3.94-3.96 (capítulo 3) y se puede es- 
cribir en forma equivalente usando el 
término de volümenes relativos. Así: 


? Ук др | 


0,9900 


0,9800 


0,9700 


Volumen relativo 


0,9600 


шо2'уеипоц озивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


Comúnmente, los datos de volu- 0.9500 
men relativo por encima de la presión dab 
al punto de burbujeo se representan 
en función de la presión, como se 0 Q0 2000 3000 4000 5000 60007 7000 
muestra en la Figura 4.5. "ешп 


»0H93830 AL 39IX3 тузмгилпо OH93830 мп ONIS аоуоааома 30 учо: УМП S3 ON HOLDV за OH93830 та 'VIONILYJAGY 
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Figura 4.5. Volúmenes relativos para presiones por 


Para evaluar с„ a cualquier pre- encima del punto de burbujeo (adaptada de Ahmed”). 


sión p, sólo es necesario representar 
diferencialmente la curva dibujando una tangente y determinando la pendiente de la lí- 
nea, esto es: ӘУ у / др. 
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EJERCICIO 4.4 
Usando la Figura 4.5 calcule с, a 4000 Трст. | 
Solución: 
Se dibuja una línea tangente a la curva y se determina la pendiente. 


ду еј 


= – 1492 Хх10 79 
др 


Se aplica la ecuación 4.8 у se obtiene: 


1 –6 —6 -l 
с, = |- — (- 1492 Хх10 =1523x10 * lpc 
о | xj) ) „2 Р 


Obsérvese que la Tabla 4.4 lista los coeficientes de compresibilidad a varios rangos 
de presión, por ejemplo 6500-6000. Estos valores son determinados calculando los 
cambios en el volumen relativo en el intervalo indicado de la presión y evaluando el vo- 
lumen relativo en la presión más baja, es decir, 


1 (Vrai) 7 (Vrei )2 
(Уе )2 рут р» 


donde los subíndices 1 у 2 representan, respectivamente, la más alta y más baja presión 
dentro del rango considerado. 


со == (4.9) 


EJERCICIO 4.5 


Usando los volúmenes relativos presentados en la Tabla 4.2, calcule la compresibi- 
lidad promedio del petróleo en un rango de presión de 2500 a 2000 Трст. 

Solución: 

Aplicando la ecuación 4.9 resulta: 


"E и 1943 Х 1075 Ipe” 
~ 09987 A 2500— 2000 | 


2.2. Prueba de liberación diferencial 


Esta prueba comienza de la misma manera que la de volumen relativo total discuti- 
da en el punto anterior. La muestra de fluido se coloca en una celda de altas presiones, a 
una presión por encima del punto de burbujeo y a la temperatura de yacimiento. La pre- 
sión se va disminuyendo en pequeños incrementos y se mide el cambio en volumen del 
sistema. Esto se repite hasta que aparece la primera burbuja de gas. Esta presión se de- 
nomina presión de burbujeo. Luego, para presiones predeterminadas o incrementos 
en volumen, se retira mercurio de la celda y ocurre liberación del gas en solución. Des- 
pués, se agita la celda hasta que se alcance el equilibrio entre el gas liberado y el petróleo 
remanente en la celda. La Figura 4.6 muestra esquemáticamente la representación de la 
prueba. 
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р. P¿<P,<p, 
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| V< Vp --| 


[jo 
N Petroleo 


V + + + 


Figura 4.6. Prueba de liberación diferencial о de vaporización. 


El volumen total del gas y del petróleo se determina por los cambios en volúmenes 
de mercurio durante la prueba. Todo el gas libre se retira de la celda a una presión cons- 
tante inyectando mercurio. Luego, el volumen de gas libre desplazado y el volumen de 
petróleo remanente en la celda se miden así en las condiciones de la celda. Como el gas 
libre también se mide en condiciones normales, se puede estimar el factor de desviación 
del gas. 


Después de ese punto, la presión se reduce en varias etapas, usualmente de 10a 15 
niveles de presión. A cada presión de análisis se agita la muestra para alcanzar el equili- 
brio y todo el gas liberado se remueve, y su volumen se mide en condiciones estándar. 


El volumen de petróleo remanente V, se mide a cada nivel de presión. Es importante 
señalar que este petróleo remanente está sujeto a continuos cambios de composición y pro- 
gresivamente se va enriqueciendo en los componentes más pesados. Este tipo de liberación 
se caracteriza por la variación de la composición del sistema total de hidrocarburos. 


Los datos experimentales obtenidos de esta prueba incluyen: 
• Cantidad de gas liberado y, por lo tanto, la relación gas disuelto petróleo 
• Merma о reducción del volumen de petróleo en función de la presión 
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• Propiedades del gas que sale, incluyendo su composición, el factor de compresibi- 
lidad y la gravedad específica 


• Densidad del petróleo remanente en función de la presión 


Este procedimiento se repite para todos los incrementos de presión hasta que sólo 
queda petróleo en la celda a la temperatura del yacimiento y presión atmosférica. Luego 
el volumen del petróleo residual se mide y se convierte a un volumen а 60°F, esto es V... 

El factor de merma del petróleo, debido a cambios de temperatura, se determina 
retirando el petróleo de la celda, donde se encuentra a la temperatura del yacimiento y 
presión atmosférica, y depositándolo en un recipiente donde se pueda medir su volumen 
a la temperatura de 60°F. 
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Los factores volumétricos del petróleo obtenido por separación diferencial, Bog, 
también conocidos como factores relativos del volumen de petróleo a todos los niveles 
de presión, se calculan dividiendo los volúmenes de petróleo registrados, V, , entre el vo- 
lumen de petróleo residual, V... Es decir: 

B Ya, | (4.10) 

od = 7,7 . 
Узс 

La razón gas en solución diferencial se calcula también dividiendo el volumen del 
gas en solución R „а entre el volumen de petróleo residual, У. 

La Tabla 4.4 muestra los resultados de una prueba de liberación diferencial para un 
crudo de 34,6^API. Ésta indica que la razón gas en solución diferencial, R qp, y el volu- 
men relativo diferencial, В „ль, a la presión de burbujeo son 933 PCN/BN y 1,73 BY/BN, 
respectivamente. 


Tabla 4.4. Datos de liberación diferencial 


Од petróleo, 
a Бер c 


1936 933 1,730 1,730 0,6484 
1700 841 1,679 1,846 0,6577 0,864 0,01009 0,885 
1500 766 1,639 1,982 0,6650 0,869 0,01149 0,894 
1300 693 1,600 2,171 0,6720 0,876 0,01334 0,901 
1100 622 1,563 2,444 0,6790 0,885 0,01591 0,909 
900 551 1,525 2,862 0,6863 0,898 0,01965 0,927 
700 479 1,486 4,557 0,6944 0,913 0,02559 0,966 
500 400 1,440 4,881 0,7039 0,932 0,03626 1,051 
300 309 1,382 8,138 0,7161 0,955 0,06075 1,230 
185 242 1,335 14,302 0,7256 0,970 0,09727 1,423 
120 195 1,298 20,439 0,7328 0,979 0,14562 1,593 
0 0 1,099. — 0,7745. 23175. . 
*@ 60% = 1,0 


Gravedad del petróleo residual =34,6%AP1 а 60°F. 

Densidad del petróleo residual=0,8511 g/cm? a 60?F. 

(A) Pies cúbicos de gas 14,7 Ірса у 60°F por barril de petróleo residual a 60°F. 

(B) Barriles de petróleo а la presión y temperatura indicadas por barril de petróleo residual а 60°F. 

(C) Barriles de petróleo más el gas liberado a la presión y temperatura indicadas por barril de petróleo residual a 60°F. 
(D) Pies cúbicos de gas a la presión y temperatura indicadas por pie cúbico de gas a 14,7 Ipca a 60°F. 
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La columna С de la Tabla 4.4 muestra los volúmenes relativos totales B,¿ de la 
prueba diferencial calculados mediante la siguiente expresión: 


Ва = Bog + (Кеа — Rsa)Bg (4.11) 


donde Ва es el volumen relativo total en BY/BN; Bog, el factor volumétrico diferencial 
del petróleo en BY/BN; y B gi el factor volumétrico del gas en la formación en BY/PCN. 


El factor de desviación z listado en la columna (6) de la Tabla 4.4 representa el factor 
z еі gas en solución liberado а la presión específica. Estos valores se calculan a partir de 
las medidas registradas de los volúmenes de gas y utilizando la siguiente expresión: 


үрү T 
= (2) se (4.12) 
T Vgsc P sc 


donde Ves el volumen de gas liberado en la celda рута p y T; Уру, el volumen de gas re- 
movido en condiciones estándar, esto es, a P sc y Tsc. 


La columna (7) de la Tabla 4.4 muestra el factor volumétrico del gas en la forma- 
ción, B, , estimado por la siguiente ecuación: 


Psc 21 
.1 
В, - | (4 3) 


se 


donde B, es el factor volumétrico del gas en la formación en PC/PCN; p sc, la presión en 
condiciones normales en Ірса; Т, la temperatura en condiciones normales en °R; Т, la 
temperatura en 'Е у р, la presión de la celda en Ipca. 

Moses! señaló que los datos experimentales reportados en la prueba de separa- 


ción diferencial, relacionados con el volumen de petróleo residual a 60°F, como se 
muestra en las Figuras 4.7 y 4.8, dan a las curvas del volumen relativo de petróleo, Bog. У 
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Volumen relativo del petróleo 


7 1066 2000 3000 4000 5000 6000 7000 
Presión, (рст 


1,00 500 1000 1500 2000 


Presión, Ipem 
Figura 4.7. Volumen relativo de petróleo en función de la presión (adaptada de Аћтлед“). 
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de la relación gas-petróleo К га, una apa- 
riencia muy similar a las del factor volumé- 
trico del petróleo en la formación B, y a la 
de la solubilidad del gas Ry, lo cual puede 
conducir a su uso erróneo en los cálculos 
de yacimientos. Es importante enfatizar 
que la prueba de liberación diferencial re- 
presenta el comportamiento del petróleo 
en el yacimiento a medida que la presión 
declina. Por esta razón, se debe llevar este 
petróleo a la superficie a través de separa- 


Relación gas-petróleo en solución 


E Ed Ра mm 7 200 — dores y hasta el tanque de almacenamien- 
Figura 4.8. Relación gas-petróleo en solución to, utilizando una prueba de separación 
en función de la presión (adaptada de Ahmed’). instantánea o prueba de separadores. 


Se considera que la prueba de liberación diferencial es la que describe mejor el pro- 
ceso de separación que ocurre en el yacimiento y la que simula mejor el comportamiento 
fluyente de los sistemas de hidrocarburos en las condiciones por encima de la saturación 
crítica de gas. La diferencia entre la prueba de liberación diferencial y la prueba instantá- 
nea radica en la extracción del gas liberado en la primera de ellas, lo cual ocasiona que la 
composición de la muestra cambie durante el proceso y su composición final sea diferen- 
te. Tal cambio ocurre debido a que el primer gas que se libera está constituido por las frac- 
ciones livianas del gas (metano, etano y propano) que son removidas de la mezcla. 


2.3. Prueba de separadores 


Con esta prueba se trata de simular lo que ocurre en los separadores de campo. A 
tal efecto, se carga una muestra en una celda a presión de yacimiento y, luego, se descar- 
ga a un sistema de separadores de una, dos y tres etapas cada una a diferentes presio- 
nes, tal como se muestra en la Figura 4.9. 


En cada etapa se separa el gas del líquido y se miden el volumen del gas y el del lí- 
quido remanente. Con esta información se pueden calcular la relación gas-petróleo en 
cada etapa de separación y el factor volumétrico del petróleo bajo este esquema. 


Mediante esta prueba se 
determinan los cambios en el 
comportamiento volumétrico 
de los fluidos del yacimiento a 
medida que pasan a través de ни " Liquido 
los separadores y llegan al Poi 
tanque de almacenamiento. 
El comportamiento volumé- 
trico final está influenciado 
por las condiciones de opera- 
ción, esto es, las presiones y 


las temperaturas de las facili- Figura 4.9. Esquema de una prueba de separadores. 


Hg 
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dades de separación en superficie. Su objetivo principal es proveer la información esen- 
cial de laboratorio necesaria para determinar las condiciones óptimas de separación, las 
cuales maximizarán la producción de petróleo en el tanque. Además, sus resultados, 
combinados con los datos de liberación diferencial, proporcionan una forma de obtener 
los parámetros рут (Bo, R, y В,) requeridos por los ingenieros de petróleo en sus cálcu- 
los. Conviene señalar que estas pruebas de separadores se llevan a cabo solamente en el 
petróleo original al punto del burbujeo. 


Dichas pruebas se realizan colocando una muestra de hidrocarburos en una celda 
Рут, cuyo volumen se mide como V,. Luego se desplaza y somete а la prueba de libera- 
ción instantánea a través de un sistema de separación de múltiples etapas, comúnmente 
de una a tres etapas, cuya presión y temperatura se fijan para representar las condicio- 
nes de separación de las facilidades de superficie. El gas liberado de cada etapa se re- 
mueve y se le determina la gravedad específica y el volumen en condiciones normales. El 
volumen del petróleo remanente en la última etapa, que representa las condiciones de 
tanque, se mide y se denota como (V,),.. Estas medidas experimentales se usan para 
determinar el factor volumétrico del petróleo en la formación y la solubilidad del gas a la 
presión de burbujeo, por medio de las siguientes relaciones: 


Уш 

4.14 

Bop UEM ( ) 
(Vg }sc 

= -— (4.15) 
я 


donde Bop es el factor volumétrico del petróleo al punto de burbujeo en BY/BN; R „у, la ra- 
zón gas-petróleo en solución al punto de burbujeo, medida en la prueba de liberación ins- 
tantánea en PCN/BN; y (V, ) «с, el volumen total de gas removido de los separadores en РСМ. 


Este procedimiento se repite para las diferentes presiones de separación a una 
temperatura dada. Generalmente se recomienda que en la cuarta etapa se determine la 
presión óptima de separación que corresponde al menor valor del factor volumétrico del 
petróleo en la formación. A esta misma presión, la gravedad del petróleo en condiciones 
normales será máxima, y el gas total separado, esto es, el gas en el separador y el gas en 
el tanque de almacenamiento, será mínimo. 


Un ejemplo típico de una prueba de separadores en dos etapas, reportada por 
Moses' se presenta en la Tabla 4.5, donde se muestra que los datos pVT del petróleo ana- 
lizado dependen del método de separación en superficie. 


Examinando los valores experimentales reportados en esta tabla, se observa que la 
presión óptima de separación es de 100 Ipca, considerada como la presión del separador a 
la cual se obtiene el valor mínimo del factor volumétrico del petróleo. Es importante indi- 
car que este factor varía desde 1,474 BY/BN hasta 1,495 BY/BN, mientras que la solubilidad 
del gas varía desde 768 PCN/BN hasta 795 PCN/BN. Como se mencionó anteriormente, los 
datos reportados en esta prueba pVT dependen del método de separación en superficie. 


La Tabla 4.6 presenta los resultados obtenidos al llevar a cabo la prueba de separa- 
dores en el crudo bajo estudio. Comparando estos resultados con los reportados de la 
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Tabla 4.5. Prueba de separadores a 75°Е 


50 75 737 
hasta cero 75 41 40,5 1.481 

778 

100 75 676 
hasta cero 75 92 40,7 1.474 

768 

200 75 602 
hasta cero 75 178 40,4 1.483 

780 

300 75 549 
hasta cero 75 246 40,1 1.495 

795 


RGP en pies cúbicos де gas a 14,7 1рса у 60°F por barril de petróleo en el tanque а 60°F. 
Вор son los barriles de petróleo saturado a 2620 pcm y temperatura de 220°Е por barril de petróleo almacena- 
do en tanque a 60°F. 


Tabla 4.6. Datos de una prueba de separadores 


247 
‚28 130 593 633 1,066 1,132" 0,7823 
0 80 13 13 38,8 1,527 1,010 id 0,8220 
Rsp = 646 


*Analizado usando cromatografía de gases. 

**Insuficiente cantidad para hacer la determinación. 

(A) Pies cúbicos de gas a 14,7 Ірса y 60°F por barril de petróleo a la p y T indicadas. 

(B) Pies cúbicos de gas a 14,7 lpca y 60° por barril de petróleo en el tanque а 60°F. 

(C) Barriles de petróleo saturado a 1936 Трст y 247°F por barril de petróleo en el tanque а 60°F. 
(D) Barril de petróleo a p y T indicadas por barril de petróleo en el tanque a 60°F. 
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prueba de liberación diferencial (Tabla 4.4), llevada a cabo en el mismo tipo de crudo, se 
observa que la relación gas en solución-petróleo a la presión de burbujeo es de 933 
PCN/BN, mientras que la relación gas en solución-petróleo medida en la prueba de sepa- 
radores es 645 РСКУВМ. 


Esta diferencia significativa se atribuye al hecho de que los procesos para obtener 
el petróleo residual y el petróleo en condiciones de tanque, a partir de petróleo en el 
punto de burbujeo, son diferentes. En efecto, la prueba de liberación diferencial se apro- 
xima a una serie continua de múltiples liberaciones instantáneas efectuadas a elevadas 
temperaturas del yacimiento, mientras que la de separadores es generalmente una prue- 
ba de una o dos etapas instantáneas efectuadas a baja presión y baja temperatura y, por 
lo tanto, la cantidad de gas liberado y la cantidad de líquido final serán diferentes. De 
nuevo, debe observarse que el factor volumétrico del petróleo en la formación, definido 
por la ecuación 4.14, es el volumen de petróleo a la presión y temperatura del yacimiento 
dividido entre el volumen de petróleo resultante en el tanque de almacenamiento des- 
pués de que pasa a través de los separadores de superficie. 


3. Ajuste de los datos de liberación diferencial 
a las condiciones del separador 


Para llevar a cabo un balance de materiales, se deben conocer el factor volumétrico 
del petróleo en la formación B, y la solubilidad del gas R, en función de la presión del 
yacimiento!””. El método ideal para obtener estos datos se conoce como método de 
Dodson‘, quien lo propuso originalmente en 1954. Este método experimental consiste 
en colocar una muestra de crudo en una celda pVT a su presión de burbujeo y a la tempe- 
ratura del yacimiento. Cuando la presión desciende por debajo del punto de burbujeo, se 
remueve instantáneamente una porción del petróleo a la presión y temperatura que 
existan en los separadores de superficie y en el tanque de almacenamiento. Entonces se 
miden el volumen de gas liberado y el volumen de petróleo en condiciones de tanque 
para obtener B, y R,. El proceso se repite varias veces bajando la presión del yacimiento 
hasta que se obtengan completamente las curvas de B, y №; en función de la presión. 


Posteriormente, Amyx et al.' y раке! propusieron otro método para construir las 
curvas de B, y R, usando los datos provenientes de una prueba de liberación diferencial 
en conjunto con los datos experimentales de una prueba de separadores, para un siste- 
ma dado de condiciones del separador. El método se describe a continuación: 


* Paso 1: A partir de la prueba diferencial se calculan los factores de merma a varias 
presiones dividiendo cada factor volumétrico relativo del petróleo entre el factor 
relativo de volumen de petróleo al punto de burbujeo, es decir: 


B 
Sog = = (4.16) 


Bodb 
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donde B, es el factor de volumen relativo de petróleo де la prueba diferencial a 
presión p en BY/BN; Bogp, el factor de volumen relativo de petróleo de la prueba di- 
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ferencial a la presión de burbujeo p, en BY/BN; y Soy, el factor de merma diferen- 
cial del petróleo al punto de burbujeo en BY/BY. 


El factor de merma diferencial del petróleo tiene un valor de uno al punto de burbu- 
jeo y valores menores de uno a las subsecuentes presiones por debajo de la presión 
de burbujeo. 

Paso 2: Ajustar los datos de volúmenes relativos multiplicando el factor volumétri- 
co del petróleo al punto de burbujeo, obtenido en la prueba instantánea del sepa- 
rador, esto es, Bp, POr el factor de merma diferencial definido en la ecuación 4.16 
para varias presiones, esto es: 


В, = Bom Sod (4.17) 


donde B, es el factor volumétrico del petróleo en la formación en BY/BN; Bop, el 
factor volumétrico del petróleo a la presión de burbujeo рь, en barriles de petróleo 
al punto de burbujeo/BN(obtenidos de la prueba del separador); у Soa, el factor de 
merma diferencial en BY/BY del petróleo al punto de burbujeo. 


Paso 3: Calcular el factor volumétrico del petróleo en la formación a presiones por 
encima del punto de burbujeo, multiplicando los volúmenes relativos de petróleo, 
Ver: generados de la prueba de composición constante, por Въ, esto es: 
Bo = (Vrai Bop (4.18) 
donde B, es el factor volumétrico del petróleo en la formación por encima del pun- 
to de burbujeo en BY/BN y Уу, el volumen relativo de petróleo en BY/BY. 


Paso 4: Ajustar los datos de solubilidad del gas provenientes de la prueba de libera- 
ción diferencial R ¿¿, para encontrar los factores de solubilidad del gas R,, esto е5;: 


B 
о> (4.19) 
Bodb 


Rs = Rsp ~ (Rsqp — Rsa) 


donde R, es la solubilidad del gas en PCN/BN; Rsm, la razón gas en solución al 
punto de burbujeo con respecto al petróleo obtenido de la prueba del separador en 
PCN/BN; R sap, la relación gas en solución-petróleo determinada por la prueba dife- 
rencial a la presión de burbujeo рь, en PCN/BN; y R,,, la relación gas en solución - 
petróleo determinada a los diferentes niveles de presión medidos por la prueba di- 
ferencial en PCN/BN. 


Paso 5: Obtener el factor volumétrico bifásico (total) en la formación B, multipli- 
cando por Bop los valores de volúmenes relativos, Уш, por debajo del punto de 
burbujeo, es decir: 

B, = (Bor (Vra) (4.20) 
donde B, es el factor volumétrico bifásico en BY/BN у Уш, el volumen relativo de 
petróleo por debajo del punto de burbujeo en BY/BY. 

Valores similares de B, pueden obtenerse mediante la prueba de liberación dife- 


rencial multiplicando por Bop el volumen relativo total В (véase Tabla 4.4, columna C), 
о sea: 
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__(ВаХВа) 


= (4.21) 


Bodb 


Es importante notar que a bajas presiones las ecuaciones 4.18 y 4.19 pueden gene- 
rar valores del By menores que uno y valores де R, negativos, por lo que las curvas cal- 
culadas de B, y R, en función de la presión deben representarse solamente hasta В, = 1 
yR, = Oala presión atmosférica. 


EJERCICIO 4.6 


A continuación se presentan los datos de las pruebas de expansión a composición 
constante, diferencial y de separadores (Tablas 4.2, 4.4 y 4.6, respectivamente) llevadas a 
cabo en un petróleo crudo de 34,6^API. Se desea calcular: 


* El factor volumétrico del petróleo en la formación a 4000 y 1100 Ipc 
• Solubilidad del gas a 1100 Ipc 
* El factor volumétrico bifásico a 1300 Ірс 


Solución: 
* Paso I: Se determina В „ар, R sap, Bop Y Ry de las Tablas 4.4 y 4.6 
Boa» = 1730 BY/BN R sab = 933 PCN/BN 
Bog, = 1527 ВУВМ Rsp = 646 BY/BN PCN/BN 
* Paso 2: Se calcula B, a 4000 Трст por medio de la ecuación 4.18: 
Bo = (1,527)(09657) = 1,4746 BY/BN 
* Paso 3: Se calcula B, a 1100 Ірс aplicando las ecuaciones 4.16 y 4.17: 


1563 
Sod = ——— = 09035 
1730 


В, = (1527)(09035) =1,379 BY/BN 
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Paso 4: Se calcula R, a 1100 Ipc usando la ecuación 4.19: 
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1,52 
К; = 646— (933 — 622) а = 371 РСМВМ 
1730 


Paso 5: De las relaciones presión-volumen (datos de la prueba de composición 
constante) de la Tabla 4.2 se sabe que el volumen relativo а 1300 Ipc es 1,2579 
BY/BY. Usando la ecuación 4.20 se calcula B;: 


В, = (1,527)(12579) = 1921 BY/BN 
Aplicando la ecuación 4.21 resulta: 


_ (2171)(1527) 


= 1916 BY/BN 
1730 


t 
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La Tabla 4.7 presenta los datos ajustados de la prueba de vaporización diferencial 
para el ejemplo considerado. Las Figuras 4.10 y 4.11 comparan los valores ajustados de 
R, y B, con los no ajustados obtenidos de los datos pVT. Es importante señalar que el 
factor volumétrico del gas en la formación, la densidad del petróleo y las viscosidades no 


requieren ser ajustados. 


Tabla 4.7. Ajuste de los datos de una prueba de liberación diferencial 


(рет) 
P 
6500 
6000 
5500 
5000 
4500 
4000 
3500 
3000 
2500 
2400 
2300 
2200 
2100 
2000 
1936 
1700 
1500 
1300 
1100 
900 
700 
500 


Presión 


1,431 0,6919 

1,439 0,6882 

1,447 0,6843 

1,456 0,6803 

1,465 0,6760 

1,475 0,6714 

1,486 0,6665 

1,497 0,6613 

1,510 0,6556 

1,513 0,6544 

1,516 0,6531 

1,519 0,6519 

1,522 0,6506 

1,525 0,6493 

1,527 0,6484 

1,482 0,01099 0,6577 19,0 

1,446 0,01149 0,6650 21,3 

1,412 0,01334 0,6720 24,8 

1,379 0,01591 0,6790 26,6 

1,346 0,01965 0,6863 29,8 

1,311 0,02559 0,6944 34,7 

1,271 0,03626 0,7039 38,6 

1,220 0,06075 0,7161 46,0 

1,178 0,09727 0,7256 52,8 

1,146 0,14562 0,7328 58,4 
0,7745 


Condiciones del separador: 


* Primera etapa 28 Ірст a 130°F. 


«Tanque de almacenamiento 0 Ірст а 80°F. 


(A) Pies cúbicos de gas a 14,7 Ipca y 60°F por barril de petróleo en el tanque a 60°F. 


(В) Barriles de petróleo а la presión y temperatura indicadas por barril de petróleo almacenado а 60°Е. 
(C) Pies cúbicos de gas a la presión y temperatura indicadas por pies cúbicos a 14,7 Ірса y 60°F. 
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Presión de saturación 
о de burbujeo 
1936 Ipcm 


ón 


Relación petróleo gas en solución, РОМ / BN 


1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 


Presión , Ipem Presión, ipcm 
Figura 4.10. Comparación de los valores Figura 4.11. Comparación de los valores 
ajustados de Ry con los no ajustados obtenidos ajustados de Во con los no ajustados obtenidos 
de los datos pVT (adaptada de Ahmed). de los datos рут (adaptada de Ahmed’). 


4. Extrapolación de datos de los fluidos del yacimiento 


En yacimientos parcialmente agotados o en campos que se encuentren a la presión 
de burbujeo es dificultoso obtener una muestra de fluidos, la cual generalmente debe re- 
presentar el petróleo original en el yacimiento en el momento de su descubrimiento. Por 
otra parte, al recolectar las muestras de fluidos existe la posibilidad de obtener una 
muestra con una presión de saturación que puede ser menor o mayor que la presión de 
saturación actual del yacimiento. En estos casos, es necesario corregir o ajustar los da- 
tos de las medidas efectuadas en el laboratorio para reflejar la presión de saturación ac- 
tual, para lo cual se realizan las siguientes pruebas: 


• Prueba de expansión a composición constante 


• Prueba de expansión diferencial 
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» Prueba de viscosidad 
• Prueba de separadores 
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4.1. Corrección de los datos de expansión a composición 
constante 
Este procedimiento de corrección se basa en el valor de la Función Y para cada 


punto que se encuentre por debajo de la presión de saturación considerada y se realiza 
como sigue: 


• Paso 1: Calcular la Función Y según lo expresa la ecuación 4.5 para cada punto y 
usando la presión de saturación previa. 
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• Paso 2: Representar gráficamente los valores de la Función Y en función de la pre- 
sión en una escala cartesiana y trazar la mejor línea recta. Los puntos cercanos a la 
presión de saturación pueden ser erráticos y no se deben tomar en cuenta. 


• Paso 3: Calcular los coeficientes а y b де la ecuación de la línea recta, esto es: 
Y=a+bp 
• Paso 4: Recalcular los valores de los volúmenes relativos aplicando la ecuación 4.7 
y usando la nueva presión de saturación, esto es: 
Ve, =1+ a (4.22) 
Para determinar puntos por encima de la nueva presión de saturación, se ejecutan 
los siguientes pasos: 


» Paso 1: Representar gráficamente los valores de volúmenes relativos previos por 
encima de la presión de saturación previa en una escala regular y trazar la mejor lí- 
nea recta a través de estos puntos. 


e Paso 2: Calcular la pendiente de la Línea S. Obsérvese que la pendiente es negativa, 


esto es: 5 < 0. 
• Paso 3: Dibujar la línea recta que pasa a través del punto (V, = 1, p5 ^"^ ), la cual es 
paralela a la línea del paso 1. 


• Paso 4: Leer 105 datos de los volúmenes relativos por encima de la nueva presión de 
saturación en la línea recta determinada a partir de la siguiente expresión a cual- 
quier presión p: 


Мер =1=S(pp" — p) (4.23) 
donde S es la pendiente de la línea y p, la presión. 


EJERCICIO 4.7 


Los datos de presión-volumen de un petróleo crudo están dados en la Tabla 4.2. La 
prueba indica que la presión en el punto de burbujeo es 1936 1рст а 247°. La Fun- 
ción Y para este sistema de petróleo se expresa por la siguiente ecuación: 


ADVERTENCIA: "EL DERECHO DE AUTOR NO ES UNA FORMA DE PROPIEDAD SINO UN DERECHO CULTURAL. EXIGE TU DERECHO" 


Y = 109814 0000591p (4.24) 
Por encima del punto de burbujeo, los datos de volumen relativo versus presión ex- 
hiben una relación lineal con una pendiente igual a -0,0000138. 


Los datos de producción del campo sugieren que la presión de burbujeo actual es 
aproximadamente de 2500 Ірс. Reconstruya los datos de volumen- presión para la nueva 
presión de saturación. 


Solución: 
Usando las ecuaciones 4.22 y 4.23 resulta: 
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Vrel 8b. 
(previos i (nuevos; G Ew Lon 

0,9371 0,9448 Ecuación 4.23 
0,9422 0,9517 
0,9532 0,9655 
0,9657 0,9793 
3000 0,9805 0,9931 
је = 2500 0,9890 1,0000 

2000 0,9987 1,1096 Ecuación 4.22 
рута = 1936 1,0000 1,1299 
1911 1,0058 1,1384 
1808 1,0324 1,1767 
1600 1,1018 1,1018 
600 2,4960 2,4960 
437 4,4404 4,4404 


4.2. Corrección de los datos de liberación diferencial 


4.2.1. Volumen relativo de petróleo versus presión 


Los volúmenes relativos de petróleo В deben corregirse para el nuevo valor de 


presión de saturación р. El procedimiento se resume así: 


* Paso 1: Representar gráficamente los valores de Ва versus medidas de presión en 
una escala regular. 
• Paso 2: Dibujar la mejor línea recta а través del rango promedio de p, (3096-9096). 


• Paso 3: Extender la línea recta а la nueva presión de burbujeo, como se muestra es- 
quemáticamente en la Figura 4.12. 
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T 


о <----- 


" b Pb 
Presión (Previa) (Nueva) 


Figura 4.12. Gráfico para corregir los Boq a la nueva presión de burbujeo (adaptada de Ahmed”). 
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• Paso 4: Transferir cualquier curvatura al final de la curva original, esto es АВ a 


pL" para la nueva presión de burbujeo, colocando AB, encima o debajo de la 


línea recta api”. 


* Paso 5: Seleccionar cualquier diferencial de presión Ap debajo de p/"*"^ y transfe- 


rir la curvatura correspondiente a la presión (рр — Ap). 


• Paso 6: Repetir el proceso anterior y dibujar una curva que conecte los puntos ge- 
nerados В; con la curva original, actualmente la intersección con la línea recta. 
Debajo de este punto no se necesitan cambios. 


4.2.2. Relación petróleo gas en solución 


El procedimiento de corrección para los datos aislados de R ¿q es idéntico al de los 
datos de volúmenes relativos de petróleo. 


4.3. Corrección de los datos de viscosidad del petróleo 


Los datos de viscosidad del 
petróleo pueden extrapolarse a un 
valor más alto de presión de bur- 
bujeo aplicando los siguientes pa- 
505: 


• Paso 1: Calcular la fluidez, 
definida como el recíproco 
de la viscosidad del petróleo, 
esto es: 1/ и, para cada pun- 
to por debajo de la presión de 
saturación original. 


El —+< 


(Previa) 


----» |Нор 


(Nueva) 


• Paso 2: Graficar en papel car- Бело е ы 
tesiano la fluidez en función Figura 4.13. Recíproco de la viscosidad del petróleo 
de la presión, tal como se en función de presión (adaptada de Ahmed?) 


presenta en la Figura 4.13. 


* Paso 3: Trazar la mejor línea recta a través de los puntos y extenderlos hasta el nue- 


vo valor de presión de saturación pp ^" . 


ADVERTENCIA: "EL DERECHO DE AUTOR NO ES UNA FORMA DE PROPIEDAD SINO UN DERECHO CULTURAL. EXIGE TU DERECHO" 


* Paso 4: Leer en la línea recta los nuevos valores de viscosidad por encima de 
previa 


Рђ 


Para obtener la viscosidad del petróleo рата valores de presión por encima де la 


nueva presión de burbujeo pp”® se siguen los siguientes pasos: 


1. Representar en papel cartesiano los valores de viscosidad del petróleo para todos 
los puntos por encima de la presión de saturación previa, como se muestra en la Fi- 
gura 4.14, y trazar la mejor línea recta a través de ellos, denotándola línea A. 
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Ња Ра) 


Presión —— 
Figura 4.14. Extrapolación de la viscosidad por encima де la presión (adaptada de Ahmed?). 


2. Trazar en la extensión de esta curva de viscosidad a pj" una línea recta, denota- 


da línea B y paralela a la línea A. 
3. Leer en la línea A las viscosidades por encima de la nueva presión de saturación. 


4.4. Corrección de los datos en las pruebas del separador 


4.4.1. Razón gas-petróleo en el separador 


La razón total gas-petróleo R „ъ cambia en la misma proporción que haya cambia- 
do la razón diferencial, es decir: 


nueva 


al R 
nueva _ p previa | ^^ sdb 
Ку = Ку g previa (4.25) 
sdb 


La razón gas-petróleo en el separador es, entonces, la diferencia entre la nueva so- 
lubilidad del gas К (corregida) y la razón gas-petróleo en condiciones де tanque sin 
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corregir. 
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4.4.2. Factor volumétrico del petróleo en la formación 


Los datos que proporciona la prueba de separadores del factor volumétrico del pe- 
tróleo en la formación, Bog, Se ajustan en la misma proporción que los valores de libera- 
ción diferencial: 


nueva 


n _ p previa | Podb 
Во u Bog, previa (4.26) 
Bodb 


Es oportuno indicar que los datos correspondientes a la razón gas-petróleo y gra- 
vedad API en condiciones de tanque no requieren ser corregidos. 
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EJERCICIO 4.8 


Los resultados de una prueba diferencial y de separador se dan en las Tablas 4.4 y 
4.6, respectivamente. Nuevos datos de campo y de producción indican que la presión de 


saturación es de 2500 1рс comparada con el valor de 1936 Ipc reportado en la prueba de 


laboratorio. Los valores corregidos de Bog» y Ка рог el procedimiento señalado son: 


Boap = 2013 BY/BN 
Кор“ = 1134 PCN/BN 


Con estos valores y usando los datos de la prueba del separador, estime la solubili- 
dad del gas y el factor volumétrico del petróleo en la formación para el nuevo valor de la 
presión de burbujeo. 

Solución: 

• Cálculo de la solubilidad del gas 

Aplicando la ecuación 4.25, resulta: 


1134 
К, = ба Бє | = 785 PCN/BN 
933 


КОР еп el separador = 785 - 13 = 722 PCN/BN 
• Cálculo del factor volumétrico del petróleo en la formación 
Aplicando la ecuación 4.26, se obtiene: 


Bo, =152 222) = 1777 BY/BN 
ob сабур} АЕ 


П 


5. Сотрагасібп де 105 ргосеѕоѕ де ѕерагасібп 
instantánea у diferencial 


No importa cuál sea la metodología o equipo utilizado en ambos análisis, el factor 
volumétrico del petróleo en la formación y la relación gas-petróleo en solución son dife- 
rentes para cada método de análisis. Esto nos obliga a usar algún tipo de correlación 
para aproximar los resultados de laboratorio al comportamiento de los fluidos durante 


‚ el proceso de producción. 


Se puede decir que tanto el volumen de gas en solución como el factor volumétrico 
de formación obtenido por el método instantáneo es menor que el obtenido por el méto- 
do diferencial, pero en algunos casos puede revertirse la relación. Tal como se observa 
en la Figura 4.15, la relación entre los resultados de los dos procesos depende de la com- 
posición de los fluidos, la temperatura del yacimiento y el proceso de separación en la 
superficie. 
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0 
Presión , Ipem Presión , Ipem 


Figura 4.15. Comparación de los resultados de una prueba instantánea y una diferencial 
(adaptada de Amyx et al.)!. 


En la práctica se considera que el proceso de separación diferencial es más repre- 
sentativo del fenómeno de separación que ocurre en el yacimiento, mientras que el pro- 
ceso de separación instantánea representa más el fenómeno de separación en la tubería 
de producción y en el equipo de superficie, ya que en este caso en una misma tubería es- 
tán confinados tanto el petróleo como el gas y éste es precisamente el concepto de análi- 
sis instantáneo. 


Lo ideal sería poder conocer cuál es la proporción del efecto de cada uno de los 
métodos y poder combinar los cálculos en forma adecuada. De hecho, durante la vida 
del yacimiento la proporción de estos dos efectos varía y es por eso que la mayoría de los 
ingenieros utilizan para sus cálculos un punto medio entre los dos procesos. Si se cono- 
ce la caída de presión total del sistema de producción (yacimiento-separador) y la pre- 
sión de fondo fluyente, se puede conocer cuál es la caída de presión que actúa en el yaci- 
miento y en la tubería de producción y, al mismo tiempo, comprobar que cada uno de los 
métodos de análisis tienen un efecto proporcional a la caída de presión del medio donde 
actúa preferentemente?! 1-13, 
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1. A continuación se presentan los datos correspondientes a una prueba de libera- 
ción instantánea efectuada en un yacimiento que contiene un petróleo negro a 
220°Е. Determine la presión de burbujeo y construya una tabla de presión y volú- 
menes relativos para el yacimiento en estudio. 


V, (cm?) 
61,030 
61,435 
61,866 
62,341 
62,866 
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64,208 
64,455 
64,576 
64,291 
65,532 
67,400 
69,901 
74,655 
78,676 
86,224 
95,050 
112,715 
136,908 
174,201 
235,700 
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2. Los datos de una prueba de presión diferencial efectuada a un crudo de baja volati- 
lidad a 220?F se presentan a continuación. Prepare una tabla que muestre la solu- 
bilidad del gas, los volúmenes relativos de petróleo y los volúmenes relativos tota- 
les para este proceso diferencial. Incluya, también, los factores de compresibilidad 
y los factores de formación de los incrementos de gas removido. 


2350 4,396 
2100 4,292 
1850 4,478 
1600 4,960 
1350 5,705 
1100 6,891 
850 8,925 
600 12,814 
350 24,646 
159 50,492 
0 
0 


0,02265 
0,01966 
0,01792 
0,01693 
0,01618 
0,01568 
0,01543 
0,01717 
0,01643 
0,03908 


0,21256 
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57,182 
55,876 
54,689 
54,462 
52,236 
50,771 
49,228 


2,039 


Vocy (volumen residual) 


Урсм: 39,572 a 60°F y 14,7 Ірса 
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Introducción 


El estudio de las propiedades de las rocas yacimiento y su relación con los fluidos 
que contienen ha sido enmarcado por varios autores!" dentro del campo de la petrofísica. 
Las características más importantes de la roca incluyen su composición, densidad, tipo de 
grano y la distribución de tamaño del poro, porosidad, permeabilidad, saturación de los 
fluidos, tensión interfacial, ángulo de contacto, humectabilidad, presión capilar y permea- 
bilidad relativa, entre otras. En este capítulo solamente se analizarán las que afectan di- 
rectamente la recuperación primaria como la porosidad -una medida del espacio vacío 
en la roca y fundamental para el almacenamiento de los hidrocarburos; la saturación 
-un índice de la distribución de los fluidos dentro de ella, y la permeabilidad -una medi- 
da de la comunicación y movimiento de los fluidos en la roca’. Estas propiedades están 
definidas considerando una sola fase en el medio poroso. Sin embargo, la existencia si- 
multánea de dos o más fases requiere también definir los términos de tensión superfi- 
cial e interfacial, humectabilidad y presión capilar. Todas estas propiedades consti- 
tuyen los parámetros fundamentales mediante los cuales las rocas yacimiento pueden ser 
descritas cuantitativamente. 


1. Porosidad Мр 


Desde el punto de vista de ingeniería de уас!- 
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mientos, la porosidad describe el espacio en la roca 4 
no ocupado por algún mineral o material sólido, lo 
que permite el almacenamiento de los fluidos. Se defi- > > 


ne por la razón: 


ф= Vp (5.1) Ў рото | 


ү, Figura 5.1. Definición де porosidad. 


donde pes la porosidad; У, , el volumen que ocupan los poros o espacio vacío; y V,, el vo- 
lumen bruto de la roca, el cual incluye el volumen de sólidos y el del espacio vacío. 


La porosidad es una fracción que varía entre 0 y 1, aunque también puede repre- 
sentarse en porcentaje; sin embargo, cuando se utiliza en las ecuaciones se expresa 
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como una fracción. La proporción de los espacios porosos en la roca depende del tama- 
ño y empaquetamiento de los granos que la forman. Así, la porosidad es mayor en los se- 
dimentos no consolidados (arena, grava) que en aquellos sometidos a litificación (are- 
niscas, conglomerados), ya que la conversión de los sedimentos en roca sedimentaria 
origina la pérdida de la porosidad como consecuencia de la compactación (espacios 
destruidos debido a que los granos se aprietan entre sí) y la cementación (espacios lle- 
nos de material cementante para que los granos se junten). 


1.1. Tipos de porosidad 


La porosidad de una roca yacimiento puede clasificarse de dos formas: 
1. según la comunicación de los poros 
2. según el origen de la porosidad 


La primera clasificación tiene que ver con el aislamiento que experimentan algu- 
nos poros cuando se forma la roca, proceso conocido como litificación*. Esto es, a me- 
dida que se fueron depositando los sedimentos y las rocas se fueron formando, algunos 
de los espacios vacíos quedaron aislados de los otros debido a la excesiva cementación, 
mientras que otros quedaron interconectados. En las rocas ígneas y metamórficas, por 
ejemplo, este espacio es pequeño debido a que el proceso de cristalización domina el 
contacto de entrelazamiento de los granos. En contraste, en las rocas sedimentarias, las 
partículas se van depositando discre- [7775 
tamente, en un ambiente suave, que- | 
dando abundantes espacios vacíos 
entre los granos. Según la comunica- 
ción de los poros se distinguen dos 
tipos de porosidades: 


___- Grano de arena 


Material cementante 


fectiva o 
• Porosidad absoluta паса 
А L x Porosidad 
* Porosidad efectiva absoluta 
А No efectiva o total 
Tal como se observa en la Figu- ових 30% 


ra 5.2, una roca puede tener las si- 5% 
guientes porosidades: efectiva (con- 
tinua e interconectada), no efectiva 
(discontinua o aislada), y absoluta o 


total (la suma de todas las porosida- Figura 5.2. Ilustración de la porosidad efectiva, no 
des) efectiva y porosidad total (adaptada de Clark?). 


1.1.1. Porosidad absoluta 
Se define como la razón entre el espacio poroso total en la roca y el volumen bruto. 
Matemáticamente la porosidad absoluta se define según la siguiente ecuación: 


* Conversión де los sedimentos en rocas. 
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_ volumen poroso total Үр 
volumen total V; 


, O bien: 


_ volumen total - volumen де los granos _ V: — Vg _ Vp (5.2) 
volumen total у, V, | 


donde: ф es la porosidad absoluta; V,, el volumen total де la roca; У; , el volumen neto 
ocupado por los sólidos o volumen de los granos; y У,, el volumen poroso. 


1.1.2. Porosidad efectiva 
Se define como el porcentaje del espacio poroso que se encuentra interconectado 
con respecto al volumen total de la roca, esto es: 
_ volumen poroso interconectado 
i volumen total 


(5.3) 


donde $ es la porosidad efectiva. 


La porosidad efectiva es la que se mide con la mayoría de los porosímetros, y es 
en realidad la que interesa para las estimaciones de petróleo y gas en sitio, ya que sólo 
los volúmenes de hidrocarburos almacenados en los poros interconectados pueden 
ser extraídos parcialmente del yacimiento. Esta porosidad normalmente representa un 
90 a 9596 de la porosidad total. En la mayoría de yacimientos la porosidad varía lateral 
y verticalmente y se encuentra en un rango de 5 al 20%, y su calidad puede especificar- 
se así: 


Tabla 5.1. Calidad de la porosidad 
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ád,96- 
Muy buena > 20 
Buena 15-20 
Moderada 10-15 
Pobre 5-10 
Muy pobre <5 
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Un yacimiento que posea una porosidad menor del 5% no se considera comercial, 
a menos que posea otros factores que la compensen, entre otros: fracturas, fisuras O 
grandes espacios vacíos. 


Como se dijo antes, la porosidad también puede clasificarse de acuerdo con el ori- 
gen y el tiempo en que se depositaron los estratos en: porosidad pimaria o intergranular 
y porosidad inducida o vugular. 


1.1.3. Porosidad primaria o intergranular 


Este tipo de porosidad, también conocida como porosidad original, es la que se de- 
sarrolló al mismo tiempo que los sedimentos se depositaron, y está conformada por los 
espacios vacíos que quedan entre los granos y los fragmentos minerales después que se 
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acumulan como sedimentos. Como se ob- 
serva en la Figura 5.3, los poros formados de 
esta manera son intersticios de granos indi- 
viduales de sedimento. Las rocas sedimen- 
tarias que presentan este tipo de porosidad 
son las areniscas detríticas y las calizas oolí- 
ticas. 


ў P n d sà | Ye La Tabla 5.2 presentada por Levorsen? 
Д о У 


ра ~ НИ muestra el rango де porosidades de algunos 
Figura 5.3. Porosidad primaria o intergranular?, yacimientos petrolíferos. 


Tabla 5.2. Porosidades de algunos yacimientos petrolíferos? 


Porosidad (9) 
Bradford (arenisca, Pensilvania) 2-26 15 
Smackover (caliza, Arkansas) 12-21 16,5 
Stevens (arenisca, California) 15-30 20 
Oklahoma City (arenisca, Oklahoma) 8-22 16 
Cumarebo (caliza, Venezuela) 3-39 21.7 


Generalmente, los yacimientos con baja porosidad no son explotables desde el 
punto de vista económico. Los valores más comunes de porosidad para las areniscas va- 
rían entre 2 y 25 96, con un valor promedio del 1796. Los carbonatos (calizas y dolomías) 
tienen porosidades entre 3 y 3996, con un promedio de 21,796. Los yacimientos de carbo- 
natos son más difíciles de caracterizar. Las lutitas pueden tener porosidades hasta del 
40%, pero ésta no es una porosidad efectiva. Sin embargo, los pocos yacimientos de luti- 
tas que han sido desarrollados producen por sistemas de fracturas donde la porosidad 
varía entre 1 y 496. En general, los yacimientos de carbonatos tienden a tener una porosi- 
dad menor que los de areniscas. 


1.1.4. Porosidad inducida o vugular 
También conocida como porosidad secundaria es la que se formó por un proceso 
geológico posterior a cuando se depositó el material. Puede clasificarse a su vez en: 

* Porosidad formada por la acción de lixiviación* de las aguas subterrá- 
neas: la relacionada con la topografía de antiguas superficies de erosión. Este pro- 
ceso requiere un período de erosión suficientemente largo y un relieve superficial 
por encima del nivel hidrostático tal que permita la acción disolvente de aguas en 


* Proceso de arrastre por el agua de lluvia de las materias solubles desde los horizontes supe- 
riores de un suelo a horizontes más profundos. 
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percolación*?. La mayoría de 


los yacimientos de caliza se de- 
ben a este tipo de proceso (Fi- 
gura 5.4). 


• Porosidad por fractura: la 


originada en rocas sometidas a Figura 5.4. Porosidad Figura 5.5. Porosidad 
varias acciones de diastrofismo por solución. por fractura. 
(Figura 5.5). 


• Porosidad por dolomitización: la resultante de la susti- 
tución molecular de calcio por magnesio en las calizas; en 
otras palabras, las calizas se transforman en dolomías, que 
son más porosas. 


Los empaques de granos que presentan las rocas con poro- 
sidad secundaria son, generalmente, de tipo rombohedral; sin 
embargo, en rocas calcáreas es frecuente encontrar sistemas po- 
rosos con configuraciones más complejas. En la Figura 5.6 se 
muestra este tipo de porosidad. 


Y 


1.2. Factores que afectan la porosidad Figura 5.6. Porosidad 
inducida, vugular o 
Los factores principales son: secundaria. 


• Tipo de empaque 

• Material cementate 

» Geometría y distribución de los granos 

• Presencia de partículas finas de arcilla 

• Presión de las capas suprayacentes y confinantes 


1.2.1. Tipo de empaque 


Según Amyx et al.” las primeras investigaciones de porosidad fueron llevadas a 
cabo por investigadores en los campos de geología, ingeniería química y cerámicas, ra- 
zón por la cual el mayor interés se centró en investigaciones de porosidad en materiales 
no consolidados. Así, en un esfuerzo por determinar límites de porosidades, Fraser y 
Graton”? estimaron porosidades para diferentes empaques formados con granos ideali- 
zados perfectamente esféricos y de igual diámetro, como se muestra en la Figura 5.7. 


El empaque cúbico representa el límite superior de porosidad, Figura 5.7(a). 


Como se observa, cada esfera es contactada solamente por otras cuatro esferas y la po- 
rosidad es independiente de sus diámetros. El empaque más eficiente es el rombohe- 
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* Penetración lenta de las aguas meteóricas en el subsuelo. 
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Porosidad =47,6% Porosidad =25,96% 


907 
o 90° 
Ej. IS. 
90: 90° 
а) b) 


Figura 5.7. Grupos uniformes de esferas para empaquetamientos: (a) cúbico, (b) rombohedral 
(según Amyx et al. 1). 


dral, Figura 5.7(b), en el cual cada esfera es contactada por otras 12 esferas. En este 
caso, la porosidad es de 25,9696. 

En general, se han estudiado diferentes tipos de empaques, de los cuales los más 
representativos se muestran en la Tabla 5.3. 


Tabla 5.3. Porosidades para diferentes tipos de empaques 


О dee 


Cübico 

Rombohedral 

Ortorrómbico 

Tetragonal esferoidal 30,19 


EJERCICIO 5.1 


Considerando el empaque cübico que se muestra en la Figura 5.7, estime la porosi- 
dad absoluta. 


Solución: | 

Se observa que la unidad del empaque es un cubo con sus lados iguales a 2r, donde 
r es el radio de la esfera. Рог lo tanto, el volumen total será 8r? y el volumen de los gra- 
nos, 4/ Злг 3. Como existen 8 esferas en dicha unidad, aplicando la definición de porosi- 
dad resulta: 


. volumen total - volumen де los granos _ k — (4/ Зулг 3 


volumen total 3 \ 00) = 476% 


8r 


1.2.2. Material cementante 


Según Pirson?, la cementación es el agente que tiene mayor efecto sobre la porosi- 
dad original y afecta el tamaño, forma y continuidad de los canales porosos. El material 
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Granos Materia! 
cementante 


cementante une los granos entre sí y está 
compuesto principalmente por sílice, 
carbonato de calcio y arcilla. Puede haber 
sido transportado en solución cuando 
los sedimentos ya estaban depositados o 
ser producto de la disolución de los mis- 
mos sedimentos o, bien, haber sido in- "У 
cluido mecánicamente entre los poros де Mas y Material cementante 
la roca, como se muestra en la Figura 5.8. S drame: 


Poros 
intergranulares 


De las características del material 
cementante dependerá la firmeza y com- 
pactación de la roca sedimentaria y, ade- 
más, su mayor o menor contenido le dará 
la solidez. A medida que aumenta la can- 
tidad de material cementante, la porosi- Figura 5.8. Efecto del material cementante 
dad disminuye debido a que este material en la porosidad de una roca, 
se aloja en los espacios disponibles para la acumulación de fluidos. Por estas circuns- 
tancias, la porosidad de arenas no consolidadas es mucho mayor que la de arenas alta- 
mente consolidadas o compactadas, debido a que presentan poca cantidad de material 
cementante. 


1.2.3. Geometría y distribución de los granos 


Los materiales que se forman originalmente en la naturaleza están compuestos 
por una variedad de partículas de diferentes tamaños y formas, lo cual se debe a varios 
factores: a) las condiciones de transporte y sedimentación, b) el grado de erosión al que 
han sido sometidos y la acción a la que están expuestos debido a las corrientes de los 
ríos y c) las acciones de compresión y trituramiento entre las rocas, las cuales pueden 
ocasionan que los granos sean bastantes irregulares y puntiagudos. Para analizar la 
geometría y distribución de los granos se toman en cuenta su redondez, referida al grado 
de angularidad que presentan las aristas y los vértices de un grano, y la esfericidad, defi- 
nida como el grado en que un grano se aproxima a una esfera. La determinación de estas 
propiedades resulta frecuentemente muy complicada, por lo que se han construido grá- 
ficos para expresar visualmente las formas de diferentes tamanos de clastos. Así por 
ejemplo, en la Figura 5.9 se presenta la geometría de los granos segün su índice de re- 
dondez y esfericidad: 
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Anguloso Subanguloso Subredondeado Redondeado Bien redondeado 
(0,0-0,15) (0,15-0,25) (0,25-0,40) (0,40-0,60) (0,60-1) 


Figura 5.9. Configuración de los granos segün su índice de redondez y esfericidad. 
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Ahora bien, debido a la diversidad de tamaño de los granos, la configuración del 
espacio poroso en el yacimiento es obviamente diferente a la de los empaques formados 
por granos uniformes, como se muestra en la Figura 5.10. 


ч iru $ 


Muy bien escogido (<0,35) Bien escogido (entre 0,35 y 0,5) Moderadamente escogido (entre 9,5 y 1) 


Pobremente escogido (entre 1 y 2) Muy pobremente escogido (>2) 
Figura 5.10. Patrones visuales para determinar el grado de selección del tamaño de los granos. 


Como se observa, la distribución del tamaño de los granos depende de la asimetría 
que presenten. En general, se puede concluir que granos pequeños de grandes angulari- 
dades tienden a aumentar la porosidad, mientras que un incremento en el tamaño de las 
partículas tiende a disminuirla. 


Una característica que se usa a menudo para medir la porosidad de la roca es la 
densidad del grano, la cual relaciona el peso de la roca con su unidad de volumen. Gene- 
ralmente varía entre 2,65 hasta 3,9 в/ст?, dependiendo де los minerales que la сотро- 
nen. La siguiente Tabla 5.4 muestra la densidad de los minerales más comunes en las ro- 
cas sedimentarias. 


Tabla 5.4. Densidad de los principales minerales que componen 
las rocas sedimentarias 


Tipo de mineral E 
Cuarzo i 2,65 


ADVERTENCIA: "EL DERECHO DE AUTOR NO ES UNA FORMA DE PROPIEDAD SINO UN DERECHO CULTURAL. EXIGE TU DERECHO" 


Calcita сасо, 2,72 
Dolomita [CaMg(CO3),] 2,86 
Anhidrita CaSO, 3,9 


1.2.4. Presencia de partículas finas de arcilla 


En la Figura 5.11 se muestra una arenisca con el espacio poroso lleno de arcilla. Se 
observa como al aumentar el material intersticial se reduce el espacio poroso de la roca. 


Sin embargo, la arcilla como material cementante no causa endurecimiento de las 
arenas, sino que hace a las rocas bastante friables. De hecho, el cemento de arcilla se de- 
posita generalmente al mismo tiempo que los granos de arena y se adhiere a éstos, de 
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manera que aún después de haberse depositado 
existe una porosidad considerable en la roca. 


yon 1.2.5. Presión de las capas 
uf С suprayacentes у confinantes 


i 
+ 


Este factor afecta de tres maneras la porosi- 
dad: 1) a medida que la presión de las capas su- 
prayacentes aumenta, la formación se comprime y 
los granos de las rocas reducen su empaqueta- 
miento, lo cual causa la disminución correspon- 
diente de porosidad; 2) debido también a la pro- 
ducción de los yacimientos, la presión confinante 
en la formación disminuye y ocurre un movimien- 
to hacia abajo de la superficie de la tierra respecto 

Figura 5.11. Presencia de arcilla al nivel del mar, conocido como subsidencia, el 

en el espacio poroso. cual también es un registro visual en superficie de 

la disminución de la porosidad en yacimientos 

agotados!! y 3) en un caso más general, a medida que la profundidad aumenta, la poro- 
sidad tiende a disminuir, como se observa en la Figura 5.12 presentada por Hall!!. El 
efecto ilustrado se debe principalmente al empaquetamiento resultante después de la 
compactación. Así, los sedimentos que se 
han enterrado profundamente, aun 
cuando posteriormente sean removidos y 
levantados, muestran porosidades más 
bajas que los que no se han enterrado a 4 
una gran profundidad. 


о 


Además де estas fuerzas externas 
que alteran el volumen poroso del yaci- 
miento, la porosidad también depende de 
la presión interna del yacimiento o pre- 
sión de los рогов! ! 2, Como se mencionó еня 
anteriormente, ésta disminuye соп la 12 
producción de los fluidos, y a medida que 
esto sucede, un gran porcentaje del peso 
de las formaciones superiores se trans- " 
mite a la roca matriz, lo cual causa una 0 10 20 30 40 50  €60 70 
compresión en el volumen total de la for- Нет 
mación y da como resultado una dismi- Figura 5.12. Porosidad en función 
nución en la porosidad del yacimiento. de profundidad!!. 


La Figura 5.13, presentada por Hall!!, representa la compresibilidad efectiva de la 
formación. Se observa que tanto para las areniscas como para las calizas si la compresi- 
bilidad aumenta, la porosidad disminuye. 


Profundidad, 1000 pies 
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Porosidad, % 
Figura 5.13. Compresibilidad efectiva de la formación. 


Para estimar la presión efectiva!*!* por efecto de la presión interna y de las capas 
suprayacentes sobre la porosidad, se utiliza la siguiente ecuación: 


Ре =PsTPi (5.4) 
donde p. es la presión efectiva (esfuerzos o compresión); ps, la presión de sobrecarga y 
р, la presión interna del yacimiento o presión de los poros. 


A medida que los esfuerzos aumentan, la porosidad en el sitio disminuye. En mu- 
chas áreas, la presión de sobrecarga aumenta 1 Ірс por pie de profundidad. En regiones 
de presiones normales, el gradiente interno de presión varía desde 0,433 hasta 0,465 
Ipc/pie, dependiendo de la salinidad del agua de la formación. 


van der Knaap presenta las siguientes ecuaciones empíricas que permiten ajustar 
las porosidades de un medio poroso con comportamiento elástico: 


e Para una arenisca: 

ф = $, – 0000337(p, )9?? (5.5) 
* Parauna caliza: 

ф = $ s – 0000432(p, ) (5.6) 


donde $ es la porosidad en condiciones de yacimiento; ф „, la porosidad del núcleo me- 
dida en condiciones de superficie sin presión de sobrecarga; y, р„ la presión efectiva en 
Ірс que se estima según la ecuación 5.4. Los diferentes factores analizados generalmen- 
te tienden a reducir la porosidad, la cual como ya se ha señalado, es directamente una 
medida de la capacidad de almacenamiento de las rocas. 


1.3. Porosidades promedio 


Como es lógico suponer, las medidas de porosidad realizadas en los yacimientos 
serán ligeramente diferentes unas de otras, pues están tomadas en diferentes puntos del 
medio poroso y usando diferentes técnicas (análisis, núcleos, registros). 
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Para realizar algunos cálculos de ingeniería, es necesario entonces asignar una po- 
rosidad a todo el yacimiento que represente el promedio de todos los valores disponi- 
bles de porosidad. Existen diferentes formas para calcular dichos promedio, entre las 
cuales se tienen: | 


1.3.1. Promedio aritmético 
Es el más sencillo y consiste en determinar la media aritmética de las porosidades: 
n 
y $; 


— i=l 
ф= n (5.7) 


donde n es el número total de muestras disponibles y ф; la porosidad де cada muestra. 


1.3.2. Promedios ponderados o pesados 
Pueden ser de tres tipos: ponderados por espesor de arena, ponderados por área o 
ponderados por volumen. 


* Ponderados por espesor de arena: se aplica en caso de tener diferentes capas 
de arenas de espesores conocidos o, bien, para varios valores de porosidad toma- 
dos en diferentes pozos del yacimiento, cuyo espesor de arena neta petrolífera es 
conocido: 


26h 


ф= === (5.8) 


Уһ 


i=] 


• Ponderados por área: en el promedio se toma en cuenta el área de drenaje de 
cada pozo del yacimiento: 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0102 © LHOIHAdOO 
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• Ponderados por volumen: produce un valor promedio de porosidad de mayor 
confiabilidad: 


n 
> ФА, 


_ i=l 
p= EL (5.10) 


1=1 
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EJERCICIO 5.2 


Se tienen los siguientes datos de unas muestras de un yacimiento de petróleo con 
una presión de burbujeo de 3000 ћрса y una temperatura de 160Е: 


Muestra. р 
1 1,0 10 
2 1,5 12 
3 1,0 11 
4 2,0 13 
5 2,1 14 
6 1,1 10 


Calcule la porosidad del yacimiento, aplicando el promedio aritmético y el prome- 
dio ponderado por espesor. Compare sus respuestas. 
Solución: 
• Promedio aritmético: 
10+12+11+13+14+10 


ф= - = 116796 


* Promedio ponderado por espesor: 
de (500) + (1,5)(12) + (D(11) + (2) 13) + (2004) + 01) (10) 
i 1415414242141 


= 121196 


1.3.3. Promedio estadístico 


Es uno de los más representativos y se basa en datos estadísticos clasificados en 
rangos de la variable en consideración, en este caso porosidad, y el número de ocurren- 
cia de la variable en cada rango tabulado!. A continuación, se presentan en la Tabla 5.5 
los datos estadísticos obtenidos de las porosidades determinadas en 4.256 muestras de 
un yacimiento. El procedimiento consiste en elaborar una tabla (Tabla 5.5), donde n es el 
número total de muestras у F;, la frecuencia o el número de ocurrencias en un rango en 
particular. La suma de las frecuencias en el número de rangos representa los datos y es 
igual al número total de datos. Generalmente la frecuencia se expresa como la fracción 
del número total de muestras que se analizan. Luego, en un papel de probabilidades arit- 
mético, se elabora un gráfico de frecuencia acumulada versus porosidad media en cada 
rango y se traza la mejor curva que une los diferentes puntos. La porosidad promedio se 
obtiene de este gráfico para la frecuencia acumulada del 50%. 


La Figura 5.14 muestra el histograma de porosidad y la curva de distribución acu- 
mulada para los datos presentados en la Tabla 5.5. El histograma es relativamente simé- 
trico como son la mayoría de las distribuciones de porosidad y muestra dos medidas es- 
tadísticas de tendencia central (valores medios): (1) la mediana en una porosidad de 
17,8% y (2) la media aritmética en una porosidad de 18,6%. 
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Tabla 5.5. Clasificación de los datos en rangos de porosidades del 2% 
para todas las muestras analizadas (adaptada de Amyx et al.') 


Menor de 10 161/n=3,78 


10-12 257 257/n=6/04 (161+ 257) / п 2982 
12-14 398 398 / n =9,35 (161+ 257 + 398) / n =1917 
14-16 493 11,58 30,75 

16-18 608 14,28 45,03 

18-20 636 14,94 59,97 

20-22 623 14,63 74,60 

22-24 447 10,50 85,10 

24-26 340 7,99 93,09 

26-28 176 4,13 97,23 

28+ 117 215. 99,97 _ 

— Totales . п = 4256 99,97 _ 


La mediana es, por definición, el valor де la variable en el punto де la curva de fre- 
cuencia acumulada correspondiente al 50 por ciento y, por lo tanto, divide el histograma 
en zonas iguales. La media aritmética depende del tratamiento de los datos. Para datos 
no clasificados, la media aritmética es la suma de los valores individuales de la variable 
dividida por el número total de esos valores. Para los datos clasificados es conveniente 
expresar la media aritmética por la siguiente ecuación: 


n 
фа 7 >ФЕ (5.11) 


i=l 


donde 9, es la porosidad aritmética promedio; $;, la porosidad en el punto medio де cada 
rango; F;, la frecuencia de cada intervalo o rango; y n, el número de clases de intervalos. 
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Frecuencia,% 
Frecuencia acumulada 


10 12 14 16 18 20 22 24 26 28 + 
Porosidad, % 


Figura 5.14. Histograma de porosidad y distribución estadística de la porosidad (adaptado de Amyx et al. ). 
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En algunos yacimientos la arena neta productiva puede determinarse por una dis- 
tribución de la porosidad. Para ello, se selecciona un cutoff (valor de corte) de porosidad, 


1,0ве==== 


0.98171 


Capacidad de la рогоѕійаа, % total 


32 28 24 


Porosidad, % 
Figura 5.15. Distribución acumulada 
de porosidad. 


de manera que sólo sean tomadas en cuenta 
las arenas netas con porosidades mayores 
que el valor de corte seleccionado. La capaci- 
dad volumétrica acumulada para los datos 
clasificados de un campo A se calculan en el 
Ejercicio 5.3 y se representan gráficamente en 
la Figura 5.15. Para el campo A, 98,17196 de ca- 
pacidad está representada por muestras que 
tengan porosidades de 1096 o mayores. Así un 
cutoff del 1096 de porosidad puede usarse para 
determinar la arena neta e incluir al menos 
9896 de los hidrocarburos producibles. 


EJERCICIO 5.3 


Calcular la distribución de porosidad de los datos pertenecientes a un campo A y 


determinar la arena 


Rango де ф 
(%) 


Menor де 10 
10-12 
12-14 
14-16 
16-18 
18-20 
20-22 
22-24 
24-26 
26-28 
28+ 


Solución: 


neta. 


0,0378 
0,0604 
0,0935 
0,1158 
0,1428 
0,1494 
0,1463 
0,1050 
0,0799 
0,0413 
0,0275 


0,34020 0,01827 0,99998 


0,66440 0,03568 0,98171 
1,21550 0,06527 0,94603 
1,73700 0,09328 0,88076 
2,42760 0,13037 0,78748 
2,83860 0,15244 0,65711 
3,07230 0,16500 0,50467 
2,41500 0,12969 0,33967 
1,99750 0,10727 0,20998 
1,11510 0,05988 0,10271 
0,79750 0,04283 0,04283 


• Paso 1: La porosidad promedio ф = ф„ = 18,62%. 


• Paso 2: Se construye el gráfico de distribución acumulada de porosidad y con la po- 
rosidad promedio (18,62%) se selecciona la arena neta. 


1.4. Determinación de la porosidad en el laboratorio 


Varios autores 


1,3,14,16-19 


presentan diferentes métodos para determinar la porosi- 
dad en pruebas de laboratorio usando núcleos del yacimiento, bien sea determinando el 
volumen de los granos o el volumen total. 
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1.4.1. Determinación del volumen de granos 


Los diferentes métodos para determinar la porosidad se distinguen por los medios 
que se utilizan para determinar el volumen де los granos o el volumen poroso. En gene- 
ral, se realiza a partir del peso seco de la muestra y con la densidad de la arena. Para mu- 
chos propósitos, la aproximación de una densidad de granos de 2,65 g/cm? produce bue- 
nos resultados. A continuación se presentan los métodos más comunes para su determi- 
nación. 


1.4.1.1. Porosímetro de Boyle 


En este método el volumen de los granos puede ser medido por el desplazamiento 
de gas en el porosímetro, tal como se observa en la Figura 5.16. Para ello, se toma una 
muestra consolidada, se le extraen los fluidos con un solvente y luego se seca. La mues- 
tra se coloca en una cámara de acero y se presuriza con gas (usualmente helio, nitróge- 
no O aire) hasta una presión cono- 


Cámara de 


expansión cida, cerca de 4 a 5 atmósferas. 

Luego se deja expandir el gas den- 

| МЕНИ tro de un volumen conocido. Esto 
| ajuste también se puede realizar sin colo- 


f — car la muestra en la cámara, ano- 
едідог de A 
| "Presión tando cada vez la presión final del 


PF чамда Presióndeare sistema y aplicando después la ley 


MÀ 


c 
| Е = 
Pee E $ 


Núcleo 


224 aL 2 | A ава de Boyle (ру= constante, en un 
=> Sessmuees rango modesto de presiones). Lue- 
acm go se calcula el volumen de los gra- 

Figura 5 5.16. Porosímetro de Boyle. nos de la muestra. 


1.4.1.2. Método de saturación de líquido 


Consiste en extraer los fluidos a la muestra, secarla y pe- 
sarla. Luego, mediante técnicas en el laboratorio, se satura com- 
pletamente con un líquido conocido, como el kerosén o el tolue- 
no. El líquido saturante debe ser de baja viscosidad y baja ten- 
sión interfacial, y debe mojar y penetrar la muestra libremente. 
Una vez saturada, se pesa nuevamente. Finalmente, conocida la 
densidad del líquido saturante, se procede a calcular el volumen 


poroso. 


Altura 
barométrica 


1.4.1.3. Técnicas de vacío 


Otros porosímetros, como el de Coberly-Stevens y el de 
Washburn-Bunting, presentado en la Figura 5.17, desalojan el 
aire que se encuentra en una muestra de nücleo, limpia y seca. 
Para hacer el vacío, se manipula un bulbo nivelado con mercu- 
rio. Es necesario realizar varias expansiones. Como no es posi- 
ble sacar todo el aire de la muestra, los resultados de porosidad Figura siy 
que se obtienen son bajos. Розе 

Washburn-Bunting. 
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1.4.2. Métodos para la determinación del volumen total 
El volumen total de muestras de núcleo se puede obtener midiendo las dimensio- 


nes de la muestra o por desplazamiento de los fluidos. Las me- 
didas por desplazamiento son aproximadas. A continuación se 
presentan los métodos más usados: 


1.4.2.1. Picnómetro 


Cuando se usa un picnómetro, como el presentado en Ја 
Figura 5.18, primero se llena con mercurio; luego se mide el 
volumen de mercurio que se desplaza cuando se sumerge la 
muestra o se mide la pérdida de peso del mercurio en el picnó- 
metro. 


1.4.2.2. Balanza Westman 


Nücleo 


Figura 5.18. Picnómetro. 


Tal como se puede observar en la Figura 5.19, este mé- 


t 
| tAguja d 


ў ES ы: 


- . Mercurio 2 


todo utiliza el principio de Arquímedes. Se mide la fuerza 
neta necesaria para sumergir la muestra de roca en mercurio 
y como se conoce la densidad del mercurio, se puede calcular 
el volumen de mercurio desplazado. 


1.4.2.3. Método de Imersión 


Esta técnica se utiliza cuando se haya determinado el 
volumen poroso por el método de saturación de líquido. Una 
muestra de nücleo saturada se sumerge en un recipiente que 
contiene un líquido conocido, y luego se determina el volu- 


. gamma (litodensidad) y los registros sónico y de neutrón; 


men de líquido desplazado 
utilizando un picnómetro o 


Plataforma de las pesas un volümetro de Russell 
Figura 5.19. Balanza como el ilustrado en la Figu- 
Westman. га 5.20. 


1.5. Determinación de la porosidad 
usando registros de pozos 


La porosidad puede determinarse a partir de medi- 
ciones en registros, tales como el de absorción de rayos 


no obstante, estas herramientas tienden a medir porosi- 
dad total”, Nuevas herramientas?!22, como la resonan- 
cia magnética nuclear y la propagación electromagnéti- 
ca, también proporcionan estimaciones de la porosidad y 
se utilizan en circunstancias especiales tal como lo зећа- 
la Towler”. Generalmente los registros se calibran con 
datos obtenidos del análisis de nücleos para asegurar la 
exactitud; sin embargo, tales datos a menudo tienden a 
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. Nivel final del fluido 


- Volumen del núcleo 


Nivel original del fluido 


Nücleo 


de Russell. 
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sobrestimar la verdadera porosidad porque ésta puede aumentar ligeramente cuando 
los esfuerzos en la formación, como la presión de los estratos superiores y la presión de 
los poros, son liberados a las condiciones atmosféricas. 


2. Saturación 


Tal como se definió en la sección anterior, la porosidad es una medida de la capaci- 
dad de almacenamiento de un yacimiento. De tal manera que para estimar la cantidad de 
hidrocarburos presentes en él, es necesario determinar la fracción del volumen poroso 
ocupado por cada uno de los fluidos presentes. Esta fracción es precisamente lo que se 
denomina saturación del fluido. Matemáticamente, esta propiedad se expresa por la 
siguiente relación: 

volumen total de fluido 


Saturación del fluido = (5.12) 
volumen poroso 


Aplicando este concepto a cada fluido del yacimiento se tiene: 


_ volumen de petróleo 


° volumen poroso 


_ volumen deagua 
volumen poroso 


wW 


volumen de gas 
£ volumen poroso 


A: núcleo en la zona de petróleo | 


| B: núcleo en la хопа petróleo-gas ! 


donde S, es la saturación de petróleo; 5,,, la 
saturación de agua у 5, la saturación de gas. 


El rango de saturación de cada fase indi- 
vidual oscila entre O y 100 por ciento. Por defi- 
nición, la suma de las saturaciones es 100%, 
por lo tanto: 


So +5 +5, =10 (5.16) 


НИТИ 

Gas y agua * 
Densidad 
del gas =>, 
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Todas estas saturaciones están basadas 
en el volumen poroso y по en el volumen bruto 
del yacimiento. Por esta razón, en la industria 
petrolera se usa a menudo el concepto de po- 
rosidad del hidrocarburo, el cual se refiere a 
la porosidad multiplicada por la saturación del 
fluido en consideración. 


agua libre 


Como se observa en la Figura 5.21, en la : 
mayoría de los yacimientos los fluidos alcan- Figura 5.21. Distribución de los fluidos 


zan un estado de equilibrio y están separados en yacimientos de hidrocarburos 
(adaptada de Amyx et al.!). 
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de acuerdo con su densidad, esto es: el gas situado encima del petróleo y el agua debajo 
de él. Además del agua de fondo, existirá agua connata distribuida a través de las zonas 
de petróleo y de gas, la cual se habrá reducido a un mínimo al ser desplazada por el pe- 
tróleo proveniente de la roca madre. Las fuerzas que retienen al agua en estas zonas, se 
denominan fuerzas capilares debido a que son importantes sólo en los espacios poro- 
sos de tamaño capilar. 


La saturación de agua connataS,,, o saturación de agua intersticial es im- 
portante porque reduce el espacio disponible para el petróleo y el gas, el cual no está 
uniformemente distribuido a través del yacimiento, pues varía con la permeabilidad, la 
litología y la altura por encima del nivel de agua. 


Otra definición de interés es la de saturación crítica, la cual está asociada con 
cada fluido. Así se tiene: 


* Saturación crítica de petróleo, Sc 


A esta particular saturación, también conocida como saturación de petróleo resi- 
dual, Sor, el petróleo permanece en los poros y para todos los propósitos prácticos 
по se mueve. Para que se mueva, la saturación debe ser mayor que Soc- 


• Saturación de petróleo remanente, S, 


Durante el proceso de desplazamiento de un petróleo crudo, ya sea por agua o por 
gas, existirá cierta cantidad de él que va quedando detrás de la zona de petróleo ca- 
racterizada por un valor de saturación mayor que la 5, . Este valor de saturación 
se conoce como saturación de petróleo remanente. Este término está asocia- 
do generalmente con la fase no mojante, cuando ésta es desplazada por una fase 
mojante. 


e Saturación de petróleo movible, Som 


Se define como la fracción del volumen poroso ocupado por el petróleo movible y 
se expresa por la siguiente ecuación: 


Som = 1— Swe — Soc (5.17) 

donde S,,, es la saturación de agua connata у Soc , Іа saturación crítica de petróleo. 
e Saturación crítica de gas, S y 

А medida que la presión del yacimiento declina por debajo de la presión de burbu- 

jeo, el gas se separa de la fase de petróleo y, consecuentemente, aumenta su satu- 

ración. La fase de gas permanece inmóvil hasta que excede un valor de saturación 


conocido como saturación crítica de gas, por encima del cual comienza a mo- 
verse. 


• Saturación crítica de agua, 5, 


Los términos saturación crítica de agua, saturación de agua irreducible y satura- 
ción de agua connata son intercambiables y se usan para definir la máxima satura- 
ción de agua a la cual la fase de agua permanecerá inmóvil. 
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2.1. Métodos para determinar saturaciones de fluidos 


Para identificar los fluidos contenidos en el yacimiento existen métodos directos e 
indirectos. Los directos se llevan a cabo en el laboratorio y entre ellos, los más utilizados 
son el de la retorta y el de extracción con solventes. Los indirectos se basan en los regis- 
tros de pozos y miden propiedades eléctricas y radiactivas. 


2.1.1. Método de la retorta 


Fue propuesto en 1938 por Yuster y Levi- 
ne”. Como se observa en la Figura 5.22(a), la 
muestra de núcleo se coloca en una retorta que, 
usando calor solamente, elimina el agua y el pe- І! 
tróleo. Los líquidos vaporizados se condensan у 
se recogen en un cilindro graduado. La objeción 
principal a esta técnica es el craqueo del petróleo 
con la producción de gases y la posibilidad de eli- 
minar por sí mismo el agua de la cristalización de 
la roca. 


Agua fría 
~ 


Agua fría 
—" 

Trampa 

de agua 


Trampa 
de agua 


2.1.2. Método de extracción 
con solventes ANA 


Nücleo 


Es un método de destilación de uso general Tolueno 


para determinar la saturación de agua en nú- 
cleos, lo cual se realiza en el aparato que se ilus- (a) (b) 

tra en la Figura 5.22(b). Este consiste de un frasco Figura 5.22. Aparatos para determinar 
(matraz), una trampa de vidrio calibrada y un и o. 
condensador de reflujo. El procedimiento consis- | | 

te en tomar muestras de 50 a 60 cm? de las partes centrales de núcleos grandes, que se 
colocan en un casquillo o dedal de extracción y se pesan. Luego, las muestras y el cas- 
quillo se colocan en el matraz que contiene un solvente líquido, como xileno, tolueno o 
una fracción de gasolina, de temperatura de ebullición de 150°C aproximadamente. El 
aparato de extracción está conectado con el condensador de reflujo, cuya función es de- 
volver el condensado a la trampa. Cuando esta trampa se llena, el condensado vuelve de 
nuevo al matraz. El hidrocarburo líquido hierve, al mismo tiempo que el agua presente 
en la muestra se vaporiza y pasa del condensador de reflujo a la trampa. Cuando el volu- 
men de agua permanece constante en la trampa por un determinado tiempo, se lee el vo- 
lumen de agua recolectado y el casquillo con la muestra se pasa al extractor, se extraen 
los fluidos, luego se secan y se pesan. La saturación del agua y del petróleo se obtienen 
por diferencia de peso, y la del gas por la diferencia entre éstas: 5, = 1— 5, — Sw- 
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Estos métodos usan procedimientos que están diseñados para remover la muestra 
de fluidos sin modificar su estado. Sin embargo, es importante reconocer que estos nú- 
cleos se contaminan con los lodos de perforación y, al ser limpiados con agua para qui- 
tarles el filtrado del lodo, están sujetos a cambios que afectan el contenido de petróleo 
calculado. Otra dificultad es que cuando el núcleo se trae a la superficie, la presión decli- 
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na hasta la presión atmosférica y, como consecuencia, el gas en solución sale del petró- 
leo y ambos, petróleo y agua, son extraídos del líquido filtrado. Esto significa que los 
análisis de saturación no representan el verdadero contenido de fluidos que existe en el 
yacimiento. No obstante, estos métodos son muy usados por su simple y fácil manejo, y 
porque el uso de curvas de calibración minimiza los posibles errores. 


2.1.3. Registros de pozos 


Por medio del registro de inducción o el laterolog se mide la resistividad de la for- 
mación. Previamente se ha medido la saturación de petróleo con el registro normal o el 
lateral, los cuales a pesar de su desuso sirven para realizar la interpretación. Los regis- 
tros permiten determinar in situ la saturación de petróleo más allá de la influencia del 
agua invadida en el área de investigación. Una vez determinada la resistividad, se aplica 
la ecuación de Archie para determinar la saturación. 


Otro método indirecto mide la presión capilar en varias muestras de rocas y usa la 
correlación de la Función / de Leverett para determinar saturaciones. Este punto se cu- 
bre con más detalle en la sección 6.4 de este capítulo. 


2.2. Saturaciones promedio 


Para obtener un promedio adecuado de los datos de saturación se requiere que las 
saturaciones sean ponderadas de acuerdo con los intervalos de espesor h, y de porosi- 
dad ф. La saturación promedio de cada fluido del yacimiento se calcula por las siguientes 
ecuaciones: 


n 
У oihisy 
5, = — (5.18) 
Уфі, 
i=l 
n 
Уф Зи 
5, = EL (5.19) 
Уф, 
"E 
n 
Уфћ За 
5, == | (5.20) 


n 
Уф, 
1 


donde el suscrito і se refiere a cualquier medida individual y h; representa el espesor del 
intervalo para el cual ф;, Soj, Sgi y Sw; aplican. 
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EJERCICIO 5.4 


Calcule la saturación promedio de petróleo y de agua connata del yacimiento ante- 
rior si se conoce la siguiente información adicional: 


Muestra i DA. ELE" 

1 10 75 25 

2 1,5 12 77 23 

3 1,0 11 79 21 

4 2,0 13 74 26 

5 2,1 14 78 22 

6 1,1 10 75 25 
Solución: 


Se recomienda construir la siguiente tabla y calcular la saturación promedio para 
la fase de petróleo y la fase de agua. 


з Muestra hp) с p PE NE g pi Ир 

1 1,0 0,10 0,100 0,75 0,0750 0,25 0,0250 
2 1,5 0,12 0,180 0,77 0,1386 0,23 0,0414 
3 1,0 0,11 0,110 0,79 0,0869 0,21 0,0231 
4 2,0 0,13 0,260 0,74 0,1924 0,26 0,0676 
5 2,1 0,14 0,294 0,78 0,2293 0,22 0,0647 
6 1,1 0,10 0,110 0,75 0,0825 0,25 0,0275 

1,054 0,8047 0,2493 


Calcule la saturación de petróleo promedio usando la ecuación 5.18: 


Ss 08047 


= 0,7635 
? 1054 
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Calcule la saturación de agua connata promedio usando la ecuación 5.19: 


S = 0,2493 
“e 1054 


= 02365 
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3. Permeabilidad 


La permeabilidad, denotada por k, es la capacidad del medio poroso para dejar pa- 
sar los fluidos a través de él. Matemáticamente se expresa por la ley de Darcy y es una 
medida del grado y tamaño en que los espacios porosos están interconectados. Además, 
es una medida de la conductividad de los fluidos y, por su analogía con los conductores 
de electricidad, también se define como el recíproco de la resistencia que un medio po- 
roso ofrece al flujo de fluidos. 
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3.1. Ley de Darcy 


La ecuación que determina la permeabilidad 
se conoce como ley de Darcy y fue definida a me- 
diados del siglo XIX por Henry Darcy, quien, traba- 
jando en Francia con el sistema de purificación de 
agua de la ciudad de Dijon, investigó el flujo del 
agua a través de filtros de arena. En la Figura 5.23, 
se presenta un esquema del equipo experimental 
utilizado”, 


Darcy realizó una serie de observaciones hasta 
llegar а la siguiente ecuación: 
ћ i" № 
а = КА (5.21) 
donde q, es la tasa de flujo еп ст? /ѕер; 1, la longitud 
del empaque de arena en ст; A, el área transversal 
en cm?; h; y h,, las alturas en cm alcanzadas por el 


Figura 5.23. Equipo experimental 
utilizado por Darcy (según Hubbert?*). 


agua en los manómetros colocados a la entrada y salida del empaque; y К, una constante 
de proporcionalidad que depende de las características de la arena. 


Todas las pruebas fueron realizadas con los empaques de arena saturados 100% 
con agua, cuya viscosidad es igual a uno, lo cual equivale a decir que Darcy no consideró 
la viscosidad del fluido. En este tipo de experimento Darcy sólo varió el tipo de empaque 
de arena, lo cual tuvo el efecto de alterar la constante K. Además, el cilindro de acero 


siempre lo mantuvo en posición vertical. 


Más tarde, repitió el experimento 
bajo condiciones menos restrictivas, 
modificando la orientación del empa- 
que de arena a diferentes ángulos con 
respecto a la vertical, como se muestra 
en la Figura 5.24. Sin embargo, encon- 
tró que independientemente de la 
orientación del empaque de arena, la 
diferencia de altura manométrica, Ah, 
fue siempre la misma para una tasa de 
flujo dada. Así, la ley experimental de 
Darcy mostró ser independiente de la 


Figura 5.24. Orientación del equipo experimental dirección de flujo en el campo gravita- 


utilizado por Darcy en relación con el campo cional. 


gravitacional de la Tierra (según Ниђђем >), 


Es importante considerar el signi- 


ficado del término Ah que aparece en la ley de Darcy”. A tal efecto, la presión en cual- 
quier punto en la trayectoria de flujo (Figura 5.24), que tiene una elevación z relativa al 
plano de referencia o datum, se puede expresar en unidades absolutas como: 
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p= ре(һ- 2) (5.22) 
con respecto а la presión atmosférica prevaleciente. En esta ecuación, ћ es la altura al- 


canzada por el líquido en el manómetro superior, con respecto а 2 = 0y p, la densidad 
del líquido, en este caso agua. Esta ecuación también se puede expresar como: 


ћо = Р ү 7 5.23 


Si se toma en cuenta que v = q / Ay se expresa la ecuación 5.21 en forma diferen- 
cial, se tiene que: 


у= К — (5.24) 


donde у es la velocidad aparente del fluido a través de Іа arena. 
Diferenciando la ecuación 5.23 y sustituyendo en la ecuación 5.24, resulta: 


LK d (p, „\_ кава 
ve ES (P. ЈЕ " (5.25) 


E] término [E^ e en la ecuación 5.25 tiene las mismas unidades que hg, las 
p 


cuales son: (distancia) por (fuerza por unidad de masa), esto es, la energía potencial 
por unidad de masa. Este potencial del fluido designado usualmente por es el trabajo 
requerido en un proceso sin fricciones para llevar la unidad de masa de un fluido de un 
estado a presión atmosférica y elevación cero hasta el punto en consideración. Esto es, 
considerando que no existen cambios de velocidad y de temperatura de las condicio- 
nes bases a las condiciones de trabajo o de flujo, y que la profundidad base es igual a 
cero, entonces: 


ф= f? Pig (5.26) 
latm р 
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donde la presión base es 1 atm; р, Іа densidad del fluido; 2, la aceleración де la gravedad; 
y z, la profundidad del punto referido a cierta profundidad base, la cual en este caso es 
2 = 0. Aunque se define de esta manera, es importante señalar que los potenciales de los 
fluidos no siempre se miden con respecto a la presión atmosférica y a una elevación 
igual a cero, sino más bien, con respecto a cualquier presión base y elevación (pz; ), lo 
cual modifica la ecuación 5.26 de la siguiente forma: 
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p dp 
Ф= у, 5 +88720) (5.27) 


La razón para esto es que el flujo del fluido entre dos puntos A y B está gobernado por 
la diferencia en potencial entre los dos puntos, y no por los potenciales absolutos, esto es: 


d d d 
Фл — Фр = | gua a Јр + ав 2р) = f gea — Zg) 
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Por lo tanto, en ingeniería de yacimientos es conveniente seleccionar un datum o 
plano arbitrario, relativo al yacimiento, y expresar todos los potenciales con respecto a 
él. Además, si se supone que el fluido es incompresible (о es independiente de presión), 
entonces la ecuación 5.26 se puede expresar como: 


р 
p= >= + gz (5.28) 
PA 


que es precisamente el término que aparece en la ecuación 5.25. Se observa entonces 
que el término ћ en la ecuación de Darcy es directamente proporcional a la diferencia de 
potencial del fluido entre los extremos del empaque de arena. 


La constante K / g solamente es aplicable al flujo de agua, ya que éste fue el líquido 
utilizado por Darcy en sus experimentos. Más adelante, Muskat?é mostró que la ecua- 
ción de Darcy podía ser extendida a otros fluidos siempre y cuando no reaccionaran con 
el medio poroso y, en este caso, la constante de proporcionalidad se podía escribir como 
К / и, donde y es la viscosidad del fluido y k la permeabilidad, una propiedad que sólo 
depende de la roca. Así, los experimentos realizados con una gran variedad de líquidos 
mostraron que la ley de Darcy puede ser generalizada de la siguiente manera: : 


у= mes (5.29) 
и 


en la cual se evidencia la dependencia de la velocidad de flujo sobre la densidad del flui- 
do р y la viscosidad д. La nueva constante К depende solamente de la naturaleza de la 
arena y se define como permeabilidad. Esta es, de hecho, la permeabilidad absoluta, to- 
mando en cuenta que la arena está saturada completamente con el fluido. 


Esta medida de permeabilidad al 100% de saturación de una sola fase se conoce 
como permeabilidad absoluta de la roca. 
La ecuación 5.29 se cumple generalmente en las condiciones normales de presión 


y flujo de líquidos en el yacimiento, con la excepción de los casos de flujo de un gas real. 
Las ecuaciones de flujo para estos casos se presentan más adelante en el Capítulo 7. 


3.1.1. Convención de signos 


La ley empírica de Darcy ha sido descrita en la sección anterior sin tener en cuenta 
una convención de signos, y se ha supuesto que todos los términos de la ecuación 5.29 
son positivos. Esto es correcto si la ley se usa independientemente para estimar tasas de 
flujo; sin embargo, al utilizar la ecuación 5.29 con otras ecuaciones matemáticas se debe 
adoptar la siguiente convención de signos: 


• Flujo lineal 


Si la distancia se mide positivamente en la dirección de flujo, entonces el gradiente 
de potencial dd / dl debe ser negativo еп la misma dirección, ya que los fluidos se 
mueven desde el potencial más alto al más bajo. Entonces, la ley de Darcy es: 


ya (5.30) 
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* Flujo radial 


Sila producción del yacimiento hacia el pozo se toma como positivo, que es la con- 
vención adoptada en este libro, entonces, como el radio se mide positivo en la di- 
rección opuesta al flujo, d / dr es positivo y la ley de Darcy resulta: 


(= 002 (5.31) 


3.1.2. Unidades de la ley de Darcy 
En cualquier sistema de unidades, la ley de Darcy para flujo lineal viene dada por la 


kp do 


ecuación 5.30: v = — — d en la cual los diferentes parámetros tienen las siguientes di- 
и 
L M M 1? : 
mensiones: у = — p = = ји = 1 = L; Ф = —.Aquí, M, L, y T se refieren a masa, lon- 
T 15 LT T? 


gitud y tiempo, respectivamente. Entonces, si aplicamos este análisis dimensional a la 
ecuación 5.30 se tiene: 

Econ IM / 13] (i? / T7] 

T IM/LT]À ЕД 

Por lo tanto, К = [12], lo cual indica que la unidad de la permeabilidad es cm? o m? 
en el sistema cgs. Ambas unidades son muy grandes y resultan imprácticas para la ma- 
yoría de las rocas yacimiento y, por eso, se ha concebido un conjunto de unidades deno- 
minadas unidades darcy, donde la unidad de permeabilidad tiene una medida más 
conveniente: el darcy, ilustrado en la Figura 5.25: 


Лат. 


1 em? 


» q= 1 cm?/ seg 
H= 1 ср 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 
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k= 1 darcy 
Espacio poroso 


Figura 5.25. Medio poroso con una permeabilidad de un darcy (según Clark). 


En este sentido, si se considera el flujo de un fluido incompresible en un sistema li- 
neal horizontal como el mostrado, al aplicar la ley de Darcy se obtiene: 


_9__K04p (5.32) 


TA ud 


donde у es la velocidad aparente del fluido a través де la arena en cm/seg; q, la tasa de 
flujo en cm”/seg; A, el área transversal en сте; 1, la longitud del empaque de arena en cm; 
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d 
и, la viscosidad en centipose; Е el gradiente de presión en atm/cm; у К, la permeabili- 


dad de la arena. 


Obsérvese que las dimensiones de la permeabilidad están determinadas por las 
unidades de los otros términos de la ecuación 5.32, esto es: una roca con una permeabi- 
lidad de un darcy es aquélla en la cual un fluido con una viscosidad de un centipoise, se 
moverá a una velocidad de un centímetro por segundo bajo un gradiente de presión de 
una atmósfera por centímetro. 


Las siguientes condiciones deben cumplirse durante la determinación de la per- 
meabilidad: 


» Formación homogénea 

• No existe interacción entre el fluido y la roca 
* 10096 saturada con una sola fase 

* Fluido newtoniano 

* Flujo incompresible, laminar y continuo 

* Temperatura constante 


Sin embargo, un darcy es también una permeabilidad relativamente alta ya que la 
mayoría de los yacimientos tienen permeabilidades menores. Para evitar el uso de frac- 
ciones al describir permeabilidades, se usa el término milidarcy. Como lo indica el térmi- 
no, un milidarcy, esto es 1 md, es igual a la milésima de 1 darcy. 


La Tabla 5.6 presenta los sistemas de unidades comünmente usados en las aplica- 
ciones de las ecuaciones 5.30 y 5.32. 


Tabla 5.6. Sistemas de unidades usadas en la ley de Darcy 


| Рагате 


де сатр 


Longitud 1 L m ft cm cm ft 
Masa m M kg lb g g Ib 
Tiempo t T seg seg seg seg seg 
velocidad v L/T m/seg fUseg cm/seg cm/seg ft/seg 
Tasa de flujo q YT m?/seg fÜ/seg cm/seg  стувер  BN/día 
Área A E m? ft? ст? cm? e 
Presión р (ML/T/L2  newton/m^  Ibf/fü ^ dina/cm? ^ atm Ірса 
(Ра) 
Densidad p MIL? kg/m? lb/ft g/cm? g/cm? lb/ft? 
viscosidad m МЛТ Ра:5 lbf-seg/ft? g/cm seg cp cp 
(poise) 
Permeabilidad k E m f? cm? дагсу _ та 


246 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


3.2. Rango de permeabilidades 


La permeabilidad puede variar en un amplio rango dependiendo del medio poroso. 
Los estudios realizados por Freeze y Cherry?! y presentados por Walsh y Lake”, reprodu- 
cidos aquí en la Figura 5.26, muestran permeabilidades para varias rocas de yacimiento 
y sedimentos no consolidados. 
Permeabilidad, darcy 


7 6 5 ~: -2 4 1 3 4 5 
16° 10 10 10 16° 16° 10 10 1 10 46. 10 10 10 


r T T | T T Calizh Кал 


Basaltos permeables 


Rocas ígneas 
y metamórficas fracturadas 


Calizas y dolomias 


Rocas ígneas Areniscas 
у metamorficas 
no fracturadas 


Rocas 
Lutitas no consolidadas 
Arcillas marinas 
no erosionadas 
Morrenas 


Limo sueito 


Arenas limosas Gravas 


Figura 5.26. Permeabilidades de diferentes tipos de госав! 7, 

El rango para las areniscas es de 0,01 hasta 500 md; para las calizas y dolomías, 0,1 
hasta 1000 md, y para las lutitas, desde 10 * hasta 1 md. 

En un yacimiento la permeabilidad varía mucho más que la porosidad. La Figu- 
ra 5.27 ilustra la relación para un yacimiento de Venezuela. Se observa que para una deter- 
minada arena de una formación existe una relación entre el logaritmo de la permeabilidad 
y la porosidad, aunque esta relación depende en gran parte de la dispersión de los datos. 


10000 
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Permeabilidad, md 
5 


0,1 


0,01 
0,00 0,05 0,10 0,15 0,20 0,25 0,30 


Porosidad, fracción 
Figura 5.27. Relación entre porosidad y permeabilidad para un yacimiento de arenisca en Venezuela. 


La permeabilidad dentro de un yacimiento también varía mucho según la posición, 
no siendo raro que varíe de 3 a 4 Órdenes de magnitud, por ejemplo. La Tabla 5.7 presen- 
ta las medidas de permeabilidad de un yacimiento efectuadas en 63 muestras de nú- 
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cleos. En este caso la permeabilidad varía desde 0,19 hasta 132 md aproximadamente 
tres órdenes de magnitud. Numerosos factores contribuyen a este amplio rango de va- 
riación de permeabilidad, incluyendo el tamaño de los granos y las intercalaciones de 


areniscas y lutitas. 


Tabla 5.7. Permeabilidades medidas en 63 muestras de roca de un yacimiento” 


0,19 1,20 2,88 


0,25 1,31 2,99 
0,32 1,44 3,19 
0,42 1,56 3,41 
0,50 1,69 3,64 
0,60 1,82 3,88 
0,69 1,97 4,10 
0,79 2,12 4,34 
0,88 2,28 4,66 
0,99 2,44 5,00 
1,09 2,62 5,36 


3.3. Ley de Darcy para sistemas lineales 


La ecuación 5.32 se puede integrar 
cuando se conoce la geometría del sistema a 
través del cual se mueve el fluido. Si se con- 
sidera un sistema lineal como el que se 
muestra en la Figura 5.28, la integración se 
realiza de la siguiente forma: 


L P 
af E fap 
0 Hp, 


5,75 


6,09 12,68 36,35 
6,44 13,69 41,59 
6,86 14,79 49,43 
7,31 16,05 58,75 
7,81 17,42 76,47 
8,34 19,04 99,54 
8,92 20,80 131,83 
9,55 22,96 

10,23 25,35 

10,96 28,38 

Flujo ) р, 


Figura 5.28. Modelo de flujo lineal. 


Resolviendo la expresión anterior, se tiene: 


KA 
qL = y P - pi) 


Es importante indicar que la tasa volumétrica de flujo, q, es constante para líqui- 
dos, pues la densidad no cambia significativamente con presión. 


Como p, es mayor que p», los términos de presión pueden rearreglarse para elimi- 
nar el signo negativo en la ecuación. Finalmente, la ecuación que resulta es: 


_KA (р – pi) 


Сиди" L 
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La ecuación 5.33 es la ecuación convencional de flujo lineal utilizada en los cálcu- 
los del flujo de fluidos. 


EJERCICIO 5.5 


Determinar la permeabilidad absoluta de un núcleo de 4 cm de longitud y 3 cm? de 
área seccional, a través del cual se hace pasar una salmuera de viscosidad 1 cp, a una 
tasa de flujo de 0,5 cm?/seg, bajo un diferencial de presión de 2 atm. 

Solución: 

Aplicando la ecuación 5.33 se obtiene: 

_ KBO) 
(0(4) 
К = 0,333 darcy 


05 


EJERCICIO 5.6 


Resuelva nuevamente el ejemplo anterior considerando que un petróleo de 2 cp 
fluye a través del medio poroso, bajo el mismo diferencial de presión y a una tasa de flujo 
de 0,25 cm?/seg. 


Solución: 
Aplicando la ecuación 5.33, resulta: 
K(3)(2) 
(2)(4) 
К = 0,333 darcy 


En la determinación de la permeabilidad se utiliza generalmente un gas seco (aire, 
N, He) debido a su disponibilidad y a la propiedad que tiene de minimizar la reacción 
roca-fluido. Tal como se mencionó anteriormente, la medida de la permeabilidad debe 
restringirse a regiones bajas de flujo (laminar y viscoso), donde la presión permanece 
proporcional a la tasa de flujo dentro de errores bajos. Para altas tasas de flujo la ecua- 
ción de Darcy, expresada por la ecuación 5.33, es inapropiada para describir la relación 
entre tasa de flujo y caída de presión. 


025 = 
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El flujo de un fluido compresible, tal como un gas (en el cual la tasa de flujo 
cambia con la presión debido a que es un fluido altamente compresible), puede determi- 
narse usando la ecuación de Darcy, pero la tasa de flujo resultante debe medirse a una 
presión promedio. Suponiendo que los gases usados siguen un comportamiento ideal, 
la siguiente relación es aplicable: 


Р = p3V5 = PmVm (5.34) 
En términos де la tasa de flujo а, la expresión anterior se puede escribir así: 
Р\Ч\ = P202 = Рачу (5.35) 


con la presión promedio, pm, expresada por: 
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_ Ра ЕР? 
т 2 

donde ру, p5, Pm son las presiones de entrada, salida у promedio, respectivamente, еп 
atm; У, V), Vm, los volúmenes а la entrada, salida y promedio, respectivamente, еп ст; 
Y di, Чә, Gm, las tasas de flujo a la entrada, salida y promedio, respectivamente, en 
cm?/seg. 

La tasa de flujo de gas se mide generalmente а la presión base рь (py = 1 atm) у, 
por lo tanto, hay que introducir el término О en la ecuación 5. 35 para encontrar: 


QoscDp = QmPm (5.36) 
donde О gs. es la tasa de flujo de gas en condiciones normales expresada en cm?/seg y 
Pp, la presión base en atm. 

Sustituyendo la ley de Darcy en la expresión anterior se obtiene finalmente: 


KA(p, — р») (Di ze 
L 2 


QgscPo = ГР 


Despejando la tasa de flujo де gas vendrá dada por: 


2 _ „2 

Ogsc = кр p En 
| 2и 8 LP» 

donde k es la permeabilidad absoluta, darcy; и ¿, la viscosidad del gas, cp; рь, la presión 

base de 1 atm; p,, la presión en la entrada, atm; p,, la presión a la salida del sistema, 

atm; L, la longitud del núcleo, cm; A, el área transversal al flujo, cm?; y Орус, la tasa de 

flujo de gas en condiciones normales, cm?/seg. 


3.4. Ley de Darcy para sistemas radiales 


Como se mencionó anteriormente, la 
ecuación 5.29 puede expandirse para describir 
el flujo en cualquier medio poroso donde la 
geometría del sistema sea fácil de integrar. La 
Figura 5.29 ilustra el flujo radial que ocurre en 
Pe la vecindad de un pozo productor. 

Para este modelo de flujo radial, la expre- 
h sión de la ley de Darcy en forma del diferencial 
de presión es: 


Centro del 


я kA d 
EPOR S qa 22 (5.38) 
Figura 5.29. Modelo para flujo radial. A dr 


Integrando la ecuación de Darcy, resulta: 


г, КА рр, 
ај“ dne т Pwr ap 
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El término dl ha sido reemplazado por dr, pues el término de longitud es ahora la 
distancia radial. El signo menos no se requiere en este caso, ya que para un sistema ra- 
dial el radio aumenta en la misma dirección que lo hace la presión. En otras palabras, a 
medida que el radio aumenta alejándose del pozo, la presión también aumenta. En cual- 
quier punto del yacimiento, el área seccional a través de la cual ocurre el flujo es el área 
de un cilindro, la cual es 2ztrh. Como el área seccional se relaciona con г, entonces A 
debe estar incluida dentro del signo de la integral, por lo tanto: 


1 dr = k Pe d 
Tw 2xrh и Руј 


Rearreglando la expresión se tiene: 


4 pedr К po. 


d 
27h 1 r и Руј P 


Integrando resulta: 


q 


L— (Inr, — Inr,,)= En, – руу) 
2лћ и 


Resolviendo para la tasa de flujo q, resulta finalmente: 


E 2nkh(p, – руу) 


= 5.3 
* иіп. / ry) d 


donde q es la tasa de flujo en el yacimiento en cm?/seg; К, la permeabilidad absoluta en 
darcy; h, el espesor en cm; re, el radio de drenaje en cm; г, el radio del pozo en cm; p, , la 
presión en el radio de drenaje en atm; р, la presión de flujo en el fondo del pozo en 
atm; y p, la viscosidad en cp. 

La ecuación 5.39 supone que el yacimiento es homogéneo y está completamente sa- 
turado con una sóla fase líquida. Más adelante se discutirá la presencia de otros fluidos. 


3.5. Permeabilidades absolutas promedio 


u2'|eugougyooue|qolfeoBje / ООМУЛЯ ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 


Lo más dificultoso para determinar en un medio poroso son los niveles y la distri- 
bución de las permeabilidades absolutas a través del yacimiento, ya que éste no presenta 
homogeneidad en toda su extensión y, como hemos visto, la permeabilidad varía en sen- 
tido vertical y horizontal. 


Esto significa que el conocimiento de la distribución de permeabilidad es crítico para 
la predicción del agotamiento del yacimiento debido a cualquier mecanismo de recobro. 
De hecho, en la mayoría de los casos, el yacimiento contiene distintos estratos, bloques o 
aros concéntricos de diferentes permeabilidades. Asimismo, pueden existir heterogenei- 
dades en pequeñas escalas, razón por la cual las permeabilidades de los núcleos deben 
promediarse para representar las características de flujo de todo el yacimiento o de estra- 
tos individuales. La manera de sacar estos valores promedio depende en gran parte de la 
distribución de la permeabilidad a medida que la roca se fue sedimentando. 
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Existen tres técnicas diferentes que se utilizan usualmente para determinar la per- 
meabilidad absoluta promedio que puede representar un sistema equivalente homogé- 
neo. Estas son: 


• Ponderadas por peso 
• Promedio armónico 
• Promedio geométrico 


3.5.1. Permeabilidades absolutas ponderadas por peso 


Este método se usa para determinar permeabilidades promedio en cuerpos de are- 
nas paralelos con diferentes permeabilidades. Sea, por ejemplo, el caso de un sistema de 
flujo compuesto por tres estratos paralelos separados unos de otros por barreras imper- 
meables, es decir, que no existe flujo entre ellas, como se representa en la Figura 5.30. Se 
considera en la deducción que todos los estratos tienen un mismo ancho a con un área 
seccional A. 

El flujo de cada estrato se puede 
calcular aplicando la ley de Darcy en su 
forma lineal expresada por la ecuación 
5.33; así se tiene: 


e Parael estrato 1: 


k,ah, Ap 
Ч с=з 
HL 
• Para el estrato 2: 
k ah, Ap 
qo => == 
uL 


• Para el estrato 3: 


Figura 5.30. Flujo lineal a través 
_ kah, Ap de estratos paralelos. 


uL 


q3 


El flujo total para todo el sistema será: 

kah, Ap 

фу 
HL 


donde q, es la tasa total de flujo; К, la permeabilidad promedio para todo el modelo; а, el 
ancho de la formación; Ap = p, ~ p; y h,, el espesor total. 


El flujo total es igual a la suma de las tasas de flujo para cada estrato, esto es: 


q: = 4, +92 +93 
Combinando estas expresiones se obtiene: 
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kah,Ap _ К;аһ Ар à k,ah, Ap " kah, Ар 
uL uL uL uL 
O bien: 
kh, = K¡h, +K>h, + k3h3. Despejando y simplificando, resulta: 
_ kih, t Kyh t Kshs 
- га 


La permeabilidad absoluta promedio para un sistema еп paralelo puede expresarse 
en forma general de la siguiente manera: 
n 
È kih; 
k= 2=— (5.40) 
Уһ 
і=1 
La ecuación 5.40 se usa comúnmente para determinar la permeabilidad promedio 
de un yacimiento a partir de los datos obtenidos de varias muestras de núcleos. 
La Figura 5.31 muestra un sistema estratificado similar, pero con estratos que tie- 
nen diferente anchura. 
Suponiendo que no existe flujo 
cruzado entre las capas, la permeabili- 
dad promedio puede aproximarse en 


forma similar a la derivación anterior 
para dar: 


(5.41) 
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con А; = h;a; donde A; es el área sec- 
cional del estrato i y a;, el ancho del es- 
trato i. 


Figura 5.31. Flujo lineal a través de estratos paralelos 
con áreas variables. 


EJERCICIO 5.7 


Dados los siguientes datos de permeabilidades obtenidas de un análisis de nú- 
cleos, se desea estimar la permeabilidad promedio del yacimiento. 
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Profundidad (p 


eabilidad (md) © 


3998-4002 
4002-4004 
4004-4006 
4006-4008 
4008-4010 


Solución: 


200 
130 
170 
180 
140 


» Paso 1: Se recomienda construir la siguiente tabla: 


4 

2 130 
2 170 
2 180 
2 140 


~ 


• Paso 2: Se calcula К 
2040 


К = —— = 170 та 
12 f 


3.5.2. Promedio armónico 


Las variaciones de permeabilidad pueden ocurrir lateralmente en el yacimiento así 


Figura 5.32. Flujo lineal a través de estratos en serie. 


L L L L 
qu = MEL. UH аш» 


Ak Ak, Ak, АК» 


Simplificando se obtiene: 
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como también alrededor de la vecindad del pozo. Obsérvese la Figura 5.32 que muestra 


una ilustración del flujo del fluido a 
través de cuerpos de arena en serie 
con diferentes permeabilidades. 


Para flujo continuo, la tasa de 
flujo es constante y la caída total de 
presión Ap es igual a la suma de las 
caídas de presión en cada cuerpo de 
arena, es decir: 


Ap = Ap, t Ap; + Ар; 


Aplicando la ley de Darcy, esto 
es la ecuación 5.22, resulta: 
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L 


e 
(L/ К) +(L/ K)5 +(L/K) 


La ecuación anterior puede expresarse en forma más generalizada de la siguiente 
manera: 


p- (5.42) 


donde L; y k; son la longitud у la permeabili- 
dad, respectivamente, de cada arena. 


Centro del 
pozo 


Para un sistema radial como el mos- 

trado en la Figura 5.33, si se aplica la misma 

—— metodología se obtiene la siguiente ecuación 
general: 


h ш(г„ / ry) 


k== 
| / ГА ] 
=1 К; 


(5.43) 


5 i 
= L 

Figura 5.33. Flujo radial a través de estratos 

en serie. 


EJERCICIO 5.8 


Sea un yacimiento formado por 5 estratos de igual espesor que se encuentran co- 
nectados en serie. La longitud de cada segmento y sus respectivas permeabilidades son: 
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Longitud (pies) | и Permeabilidad (md) 
150 80 
200 50 
300 30 
500 20 
200 10 


Calcule la permeabilidad promedio del yacimiento, suponiendo: 
a) Sistema de flujo lineal 
b) Sistema de flujo radial 
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Solución: 


a) Para el sistema de flujo lineal: 


• Paso 1: Se recomienda construir la siguiente tabla: 


200 50 4,000 
300 30 10,000 
500 20 25,000 
200 10 20,000 
1350 60,875 


• Paso 2: Usando la ecuación 5.42 resulta: 


b) Para el sistema de flujo radial: 


• Paso 1: Se recomienda construir la siguiente tabla, basada en la solución dada por 
la ecuación 5.43. Se supone un radio del pozo de 0,25 pies. 


• Paso 2: Usando la ecuación 5.43 resulta: 


~ 


0163 


_ In(1350/025) _ 


= 5272 та 


3.5.3. Promedio geométrico 
Warren y Price? en 1961 demostraron experimentalmente que la mejor forma de 
representar el comportamiento de una formación heterogénea es la de considerar una 
formación homogénea, cuya permeabilidad sea igual al promedio geométrico de las di- 
ferentes permeabilidades presentes en la formación heterogénea. Este promedio geo- 
métrico está definido por la siguiente ecuación: 
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Yo 79) 


К = ехр == (5.44) 
Уһ 
¡=1 


donde К; es la permeabilidad de la muestra de núcleo i; h;, el espesor de la muestra de 
núcleo i; y n, el número total de muestras. 


Si los espesores h, de todas las muestras de núcleo son iguales, entonces la ecua- 
ción 5.44 se simplifica de la siguiente manera: 


Кај о о] (5.45) 


EJERCICIO 5.9 


Dados los siguientes datos de un núcleo, calcule el promedio geométrico de la per- 
meabilidad. 


1 1,0 10 
2 1,0 30 
3 0,5 100 
4 1,5 40 
5 2,0 80 
6 1,5 70 
7 1,0 15 
8 1,0 50 
9 1,5 35 
10 0,5 20 


Solución: 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


• Paso 1: Se recomienda construir la siguiente tabla: 
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2 

3 

4 

5 

6 

7 

8 

9 1,5 35 5,333 

10 0,5 20 1,498 
11,5 42,128 
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• Paso 2: Usando la ecuación 5.44 resulta: 


k= СЕЗ = 39 та 


3.6. Determinación де permeabilidades еп el laboratorio 


Los procedimientos convencionales de análisis de laboratorio permiten determi- 
nar con gran precisión las permeabilidades usando muestras de núcleos. No obstante, si 
la roca no es homogénea, el análisis completo del núcleo probablemente provea valores 
más aproximados que si se examinan pequeños cortes. Estos procedimientos que se uti- 
lizan para mejorar las medidas que se obtienen en el laboratorio incluyen el corte de los 
núcleos en muestras a base de lodo y saturados con petróleo del yacimiento, empleando 
para ello un cilindro a presión. 


La permeabilidad se reduce por la presión de sobrecarga y este factor debe ser con- 
siderado al estimar la permeabilidad en yacimientos profundos, debido a que ésta es una 
propiedad isotrópica en algunas regiones definidas del sistema, esto es, direccional. Los 
análisis de núcleos rutinarios se realizan con muestras tomadas en un plano paralelo al 
cuerpo de las arenas, es decir, paralelo a la dirección de flujo en el yacimiento. Esto lleva 
a permeabilidades horizontales, К. Las medidas de permeabilidad en muestras perfora- 
das perpendicularmente a los cuerpos de arenas se conocen como permeabilidades ver- 
ticales, К,. 


La Figura 5.34 presenta algunas ` 
muestras de núcleos asociadas con 
estos conceptos de permeabilidad. Se 
observa, que existen varios factores 
que deben ser considerados como es 
fuentes de error al determinar la per- 11 
meabilidad del yacimiento. Estos son: 


pr ——— 


1. Las muestras pueden no ser re- 
presentativas debido a la hete- 1 
rogeneidad del yacimiento. ми Ра 


2. La recuperación en el núcleo 
puede ser incompleta. 
Deben usarse 


muestras de diámetros 
completos 


3.La permeabilidad del núcleo 
puede haberse alterado cuando 
se realizó el corte, o durante la 
preparación para realizar la 


prueba, cuando se limpia y seca Heterogeneidad uniforme Heterogeneidad global 

el núcleo. Este problema es fre- Figura 5,34. Muestras representativas de diferentes 
cuente cuando la roca contiene medios porosos (adaptada de Ahmed). 
arcillas. 


4. El proceso de muestreo es un arte, debe seleccionarse la mejor parte del nücleo. 
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3.7. Efecto Klinkenberg 


Klinkenberg?? descubrió que las medidas de permeabilidad realizadas utilizando 
aire como fluido de medición mostraron diferentes resultados de permeabilidad con res- 
pecto alos que se obtienen cuando el fluido utilizado es un líquido. 


En efecto, la permeabilidad de una muestra cuando se mide utilizando como fluido 
el aire siempre es mayor que la medida cuando fluye un líquido. Basado en sus resulta- 
dos experimentales, Klinkenberg concluyó que en la superficie de contacto con la roca, 
mientras que los líquidos tienen una velocidad cero, los gases presentan velocidades fi- 
nitas; en otras palabras, exhiben un deslizamiento en las paredes de la roca. Este desli- 
zamiento es el resultado de una alta tasa de flujo para el gas a una determinada presión 


diferencial. 


También encontró que para un medio poroso dado a medida que la presión prome- 
dio aumenta, la permeabilidad calculada disminuye. 


La presión promedio se define como la semisuma de las presiones a la entrada y a 


la salida de la corriente, esto es: 


¡+ 
т = = Si se construye el gráfi- 


co de medidas de permeabilidad en 
función de 1 / pm y la recta obtenida se 
extrapola hasta el punto donde 
1/ Pm = 0, en otras palabras, donde p m 
es infinita, esta permeabilidad será 
aproximadamente igual a la permeabi- 
lidad medida con un líquido. Este gráfi- 
co se presenta a continuación en la Fi- 
gura 5.35 y, como se observa, la per- 
meabilidad absoluta se determina por 
extrapolación. 


Intermedia 


Permeabilidad al aire 


Permeabilidad baja 


0 0,5 1,0 
1/Pm- 1/atm 
Figura 5.36. Efecto de la permeabilidad 


sobre la magnitud del efecto Klinkenberg. 


1,5 2,0 


Permeabilidad absoluta о liquida 


Medidas de permeabilidad al gas 


Mp, ———» 
Figura 5.35. Medidas de permeabilidad al gas 
mostrando el efecto Klinkenberg. 


La magnitud del efecto Klinkenberg varía 
de acuerdo con la permeabilidad del núcleo y el 
tipo de gas usado en los experimentos, como 
se muestra en las Figuras 5.36 y 5.37. 


La línea recta resultante de esta relación 
puede expresarse matemáticamente por: 


1 
Ko = k; +с| —— 
aiii i] 


m 


(5.46) 


donde K, representa la medida de la permea- 
bilidad al gas; pm, la presión promedio; Ку, la 
permeabilidad medida con un líquido, equiva- 
le ala permeabilidad absoluta; y c, la pendien- 
te de la recta. 
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ы 

E 
ЕЕ 
EXE TIT 


0,01 0,02 u 0,03 0,04 0,05 0,06 
Pm 


Figura 5.37. Efecto de la presión del gas sobre las permeabilidades medidas con varios gases. 


Permeabilidad , md 
о 


Según Klinkenberg, la pendiente с es función de los siguientes factores: 


• Permeabilidad absoluta k, esto es, permeabilidad de un medio hacia una sola fase 
que Пепа completamente el espacio poroso: K; . 


• Tipo de gas usado para medir la permeabilidad, por ejemplo, aire. 
» Radio promedio de los capilares de la roca. 
Para expresar la pendiente c utilizó la siguiente relación: 


c= bk, | (5.47) 


donde k; es la permeabilidad equivalente а la permeabilidad absoluta k y b, una cons- 
tante que depende del tamaño de los poros abiertos al flujo y es inversamente propor- 
cional al radio de los capilares. 


Combinando las ecuaciones 5.46 y 5.47 se obtiene: 
1 

kg = Ку t (bk, Ра (5.48) 
т 


donde К. es la permeabilidad al gas medida а la presión promedio pm. 

Jones* estudió el fenómeno de deslizamiento del gas para un grupo de núcleos en 
los cuales determinó la porosidad, la permeabilidad al líquido k, (permeabilidad absolu- 
ta) y la permeabilidad al aire, y correlacionó el parámetro b con la permeabilidad al líqui- 
do por medio de la siguiente expresión: 


b=69k 996 (5.49) 


Usualmente la permeabilidad se mide con aire a una presión promedio por encima 
de la presión atmosférica (1 atm). Para evaluar el fenómeno de deslizamiento y el efecto 
Klinkenberg es necesario medir la permeabilidad al gas al menos para dos valores pro- 
medios de presión. En la ausencia de datos, las ecuaciones 5.31 y 5.32 se pueden combi- 
nar para dar: 


69k? ^ + рак, = рКа =0 (5.50) 
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donde p m es la presión promedio en Ipc; К. , la permeabilidad al gas medida a p,n en Ipc; 
y k,, la permeabilidad absoluta en md. 


La ecuación 5.50 puede usarse para calcular la permeabilidad absoluta en un nú- 
cleo cuando sólo se realiza una sola medida de permeabilidad al gas k „ a p m. Esta ecua- 
ción no lineal puede resolverse aplicando el método iterativo de Newton Raphson, para 
lo cual es conveniente escribir la ecuación de la siguiente manera: 


fiki) 
ЈАК) 


donde К; es el valor inicial estimado de la permeabilidad absoluta en md; K;,,, el nuevo 
valor de permeabilidad que se utilizará en la próxima iteración; i, el nivel de iteración; 
fiki) la ecuación 5.50 evaluada usando el valor supuesto de k;; y f '(k;),la primera deri- 
vada de la ecuación 5.50 evaluada а K;. 


Кал = Kj; - 


La primera derivada de la ecuación 5.50 con respecto a K; es: 
f '(k;) = 4416k; 995 + pm (5.51) 


Este proceso se repite varias veces hasta alcanzar la convergencia cuando Ј(К, )5е 
aproxima a cero o cuando no se observen cambios en el valor calculado de K;. 
EJERCICIO 5.10 


La permeabilidad de un núcleo medida con aire es 76,6 md a una presión promedio 
de 2152 Ірс. Se desea estimar la permeabilidad absoluta de la muestra. Compare los re- 
sultados con la permeabilidad absoluta de 23,66 md. 


Solución: 
* Paso 1: Sustituya los valores dados de p, y Kẹ en las ecuaciones 5.50 y 5.51, para 


obtener: 


ДК) = 696964 + 2152k; — (2152466) f (Кү) = 4416К 9% + 2152 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0102 O LHOIHAdOO 


• Paso 2: Suponga К; = 30у aplique el método de Newton Raphson para hallar la so- 
lución requerida como se muestra a continuación: 
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1 30,000 25,12 3,45 22,719 
2 22,719 –0,466 3,29 22,861 
3 22,861 0,414 3,29 . 22,848 


Después de tres iteraciones, el método converge a un valor absoluto de permeabili- 
dad de 22,848 md. 
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3.8. Estimación de permeabilidades absolutas mediante 
correlaciones 
Varios аш!оге5! 63! 33 han relacionado la porosidad del yacimiento (ф) con la satu- 


ración irreducible de agua (5, ) suponiendo que el tipo de roca y el tamaño de los granos 
no varía en la zona de interés. Esta relación se definine con: 


C= (Swi MP) (5.52) 


donde C es una constante para una roca en particular que puede correlacionarse con la 
permeabilidad absoluta de la roca. Los métodos más usados son la ecuación de Timur?! 
y la ecuación de Morris y Biggs??. 


3.8.1. Ecuación de Timur 


Timur?! propuso la siguiente correlación para estimar la permeabilidad a partir de 
la saturación de agua connata y la porosidad. 


ф“* 
К = 8,58102 (5.53) 
Swe 


3.8.2. Ecuación de Morris y Biggs 


Morris y Biggs”? presentaron las siguientes expresiones para estimar la permeabili- 
dad de yacimientos de petróleo y de gas: 


* Para un yacimiento de petróleo: 


65 ў 
SE | (5.54) 


wc 
* Paraun yacimiento de gas: 


г Y 
К = 4 | (5.55) 
S 


wc 


donde К es la permeabilidad absoluta en darcy; ф, la porosidad del yacimiento en frac- 
ción; y S, la saturación de agua connata en fracción. 


3.9. Tipos de permeabilidad 


En las discusiones anteriores sobre la ley de Darcy y la determinación de la per- 
meabilidad absoluta, siempre se consideró que el medio poroso se encontraba saturado 
totalmente con una sola fase, esto es, 10096 de saturación. Sin embargo, en los yaci- 
mientos de hidrocarburos, las rocas están saturadas con dos o más fluidos. Por lo tanto, 
el concepto de permeabilidad absoluta debe modificarse para describir el comporta- 
miento de flujo cuando más de un fluido está presente en el yacimiento!!^*?, Así pues, 
cuando una muestra de un nücleo está parcialmente saturada con un fluido (diferente al 
de la prueba) y ambas saturaciones se mantienen constantes a través del flujo, la medida 
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de permeabilidad al fluido de la prueba estará por debajo de la medida que se obtendría 
si el núcleo estuviese saturado 100% con el fluido de la prueba. 


A medida que la saturación de una fase disminuye, la permeabilidad a esa fase 
también disminuye. La permeabilidad medida se refiere como la permeabilidad 
efectiva y es una medida de la conductancia del medio poroso hacia un fluido cuando 
está saturado con más de uno. Esto implica que es una propiedad asociada con cada 
fluido del yacimiento, esto es, gas, petróleo y agua, cuyas permeabilidades efectivas se 
representan por: 


* k, = permeabilidad efectiva al gas 
* k, = permeabilidad efectiva al petróleo 


* к„ = permeabilidad efectiva al agua 


Es conveniente señalar que una característica de las permeabilidades efectivas de 
múltiples fases es que la suma de ellas siempre es menor o igual a la permeabilidad ab- 
soluta, esto es, Kg +К, ФК, Sk 

La permeabilidad efectiva se usa matemáticamente en la ley de Darcy en lugar de la 
permeabilidad absoluta. Por ejemplo, la expresión para flujo en un sistema lineal bajo 
una saturación parcial de petróleo se puede expresar así: 


= КоА — P2) (5.56) 


° Hol 


donde q, es la tasa de flujo del petróleo еп cm?/seg; Ко, la permeabilidad efectiva al pe- 
tróleo en darcy; y 4o, la viscosidad del petróleo еп cp. 


Las permeabilidades efectivas se miden normalmente en el laboratorio en peque- 
ñas muestras de núcleos y usualmente los datos son reportados como permeabilida- 
des relativas. 


Estas últimas se definen como la relación de la permeabilidad efectiva de un fluido 
a una determinada saturación con respecto a la permeabilidad a una saturación 100%. 
Las expresiones más usadas para esta definición son: К. / К, Ko / К, kw / К, las cuales re- 
presentan la permeabilidad relativa al gas, al petróleo y al agua, respectivamente. Como 
k es una constante para un medio poroso dado, la permeabilidad relativa varía con la sa- 
turación del fluido en la misma forma que la permeabilidad efectiva. Dicha variación va 
desde cero a un valor bajo de saturación hasta un valor de 1 a 100% de saturación del 
fluido. Por lo tanto, la permeabilidad relativa se puede expresar así: 
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k 
Ка = E (5.57) 
К 
Kio = = 5.58 
jp y (5.58) 
k 
Kw = va (5.59) 
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fórmulas que representan las permeabilidades relativas al gas, al petróleo y al agua, res- 
pectivamente. 


Resumiendo se puede concluir que según las fases almacenadas en el medio poro- 
so, la permeabilidad se puede clasificar en tres tipos, a saber: 


• Permeabilidad absoluta, k: Cuando existe una sola fase, la cual satura 100% el 
medio poroso. 


+ Permeabilidad efectiva, К;: Cuando existe más de una fase en el medio poroso, 


las cuales fluyen simultáneamente (і = petróleo, gas o agua). Esta permeabilidad 
es función de la saturación del fluido considerado y, como es lógico suponer, será 
siempre menor que la permeabilidad absoluta. 


• Permeabilidad relativa, k,,: Se refiere a la relación entre la efectiva y la absolu- 


ta. Esta permeabilidad también es función de la saturación del fluido y siempre 
será menor o igual a la unidad (i = petróleo, gas o agua). 


4. Tensión superficial e interfacial 


En las regiones limítrofes entre dos fluidos inmiscibles siempre existirá un desba- 
lance de fuerzas moleculares en la interfase, cuyo resultado neto es una tendencia a re- 
ducir el área de contacto. Cuando estos dos fluidos son líquido y gas, se utiliza el térmi- 
no tensión superficial para definir estas fuerzas; y, cuando son dos líquidos, se deno- 
mina tensión interfacial. Es muy importante considerar el efecto de estas fuerzas en 
la interfase. 


Las superficies de los líquidos están recubiertas usualmente con una membrana 
que actúa como una película delgada que se resiste a romperse a pesar de los pequeños 
esfuerzos a los que está sometida. Esto es debido a que las moléculas dentro del sistema 
se atraen unas a otras en proporción directa al producto de sus masas e inversamente 
proporcional al cuadrado de la distancia entre ellas. 


Considérense por ejemplo los dos fluidos inmiscibles: aire (o gas) y agua (o petró- 
leo), que se muestran esquemáticamente en la Figura 5.38. Como se observa, las fuerzas 
de atracción que existen entre las moléculas del líquido son de diferente magnitud, de- 

pendiendo de la zona del líquido 
considerada. Una molécula de lí- 
quido, situada lejos de la interfa- 
cados hacia ara Se, está rodeada por otras molé- 


empujadas hacia abajo 
causan la tensión en la 


Superficie culas y es atraída en todas direc- 
ciones con la misma intensidad 
y, por lo tanto, su movimiento 
no tiende a ser afectado por 
Е ellas, siendo la fuerza de atrac- 
icd ción resultante cero. Por el con- 
trario, las moléculas localizadas 


Película de superficie 


Meniscos 


Moléculas 


Petróleo 


Figura 5.38. Ilustración de la tensión superficial. 
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en la interfase, están sometidas a las fuerzas de atracción ejercidas tanto por las molé- 
culas de aire ubicadas inmediatamente encima de la interfase, como por las de líquido 
que están debajo, las cuales ejercen su fuerza de atracción hacia el líquido, por lo que 
existe un desbalance de fuerzas moleculares: una tiende a bajar las moléculas y a que se 
mantengan dentro del líquido, mientras que las otras actúan en la superficie reduciendo 
su área a un mínimo, dando origen a la tensión superficial. 


La tensión interfacial o la superficial tienen las unidades de fuerza por unidad de 
longitud, esto es, dina/cm, y se denotan usualmente por el símbolo о. Ambas tensiones 
varían fuertemente según la temperatura. 


La tensión superficial entre la fase líquida y su vapor en equilibrio depende funda- 
mentalmente de presión, temperatura y composición de las fases. En el caso de sustan- 
cias puras, dicha tensión se puede definir únicamente especificando la presión y la tem- 
peratura. En el caso de mezclas puede especificarse una de las dos variables, determi- 
nando la otra en las curvas de presión de vapor. La Tabla 5.8 presenta algunos valores ti- 
picos muy utilizados en Ingeniería de Petróleo, medidas a una temperatura de 20°С. 


Tabla 5.8. Tensiones superficiales de diferentes líquidos a 20°С 


- Líquido en presencia de aire T 6 
Agua 72,6 
Benceno 28,9 
n-Hexano 18,4 
n-Octano 21,8 
Mercurio 465,0 


Tabla 5.9. Tensiones interfaciales de diferentes líquidos 


E а Pfacial, о (dinas/cm) 
Benceno 35 
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Hexano 51 
Mercurio 375 


En el caso de los hidrocarburos puros, la tensión superficial puede estimarse por 
medio de la siguiente ecuación, propuesta por Sugden** e investigada experimental- 
mente por Weinaug y Katz?*. 
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P 
o" = (PL Ру) (5.60) 


donde о es la tensión superficial еп dina/cm; p, la densidad (líquido y vapor) en g/cm*; M, 
el peso molecular; y P, un parámetro adimensional que depende del componente puro y 
se calcula por la siguiente ecuación: 


P = 404-238M, (5.61) 
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Uno de los factores que más afecta la tensión superficial lo constituye la presencia 
de gases inertes, tales como el N, y el CO,, los cuales tienden a bajarla. Cuando la con- 
centración de estos gases en el líquido excede 1 mol por ciento, los valores de tensión 
calculados para una mezcla cualquiera pueden ser menores en un 5 a un 20%. 


4.1. Métodos para medir la tensión superficial 


Existen varios métodos para medir la tensión superficial, como son: 
• el de ascenso capilar 
• el de la gota pendiente 
• el de la burbuja atrapada 
• el sésil o del estalagmómetro y 
• el de la burbuja suspendida 


Otro método es el del anillo o tensiómetro Du Noúy, muy utilizado porque permite 
determinar, además, tensiones interfaciales. A continuación se explican brevemente al- 
gunos de ellos: 


4.1.1. Método de ascenso capilar 


Una de las formas más simples para medir la 
tensión de superficie de un líquido es usando un 
tubo capilar, tal como se muestra en la Figura 5.39. 
Como se observa, cuando un tubo capilar de radio r 
se coloca en un recipiente abierto que contiene 
agua, la combinación de la tensión superficial y la 
humectabilidad del tubo hacia el agua, es decir, las 
diferentes fuerzas que actúan a través de la curva- 
tura del menisco, causarán que el agua se eleve en 
el capilar a una cierta altura h, por encima del nivel 
de agua. 


En condiciones estáticas, la fuerza que gene- 
ra la tensión superficial se balanceará con la fuerza 
de gravedad que actúa sobre la columna de fluido; ‚ 
es decir, el agua se elevará en el tubo hasta que la = 
fuerza que empuja el líquido hacia arriba sea ba- Figura 5.39. Tubo capilar para medir 

А М la tensión de superficie de un líquido. 
lanceada por la columna de líquido que está for- 
mándose en el tubo. Si r es el radio del capilar, la fuerza total ejercida hacia arriba que 
sostiene la columna de líquido, es igual a la fuerza por unidad de longitud por la longitud 
total de la superficie, es decir: 


Ғата = (27r )(0 gy ) cos Ө (5.62) 


donde о gy, es la tensión superficial entre el aire(gas) y el agua(petróleo), dina/cm; 6, el 
ángulo de contacto entre el agua y el tubo capilar; y г, el radio del capilar, cm. 
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La fuerza hacia arriba es contrarrestada por el peso del agua, el cual es equivalente 
a una fuerza másica que actúa hacia abajo por aceleración, entonces: 


Fabajo = ar^ h(py, 7 Dairc)8 (5.63) 


donde h es la elevación del agua dentro del capilar, cm; pọ, la densidad del agua, g/cm?; 
Paire, là densidad del aire, g/cm?; у g, la constante gravitacional, 980 cm/seg?. 


Como la densidad del aire es despreciable en comparación con la densidad del 
agua, la ecuación 5.63 se reduce a: 


Fabajo = лт"ћери (5.64) 


Igualando la ecuación 5.62 y la ecuación 5.64 y resolviendo para la tensión superfi- 
cial, se obtiene: 


гћар у 
= —— | 5.65 
Ови = > 050 (2:09) 


Así, si se puede medir el ángulo 6 (a través del líquido) y la altura de la columna де 
fluido para un determinado radio de capilar. Entonces, se puede determinar la tensión 
de superficie. 


Para el caso de que los fluidos sean agua y petróleo, la ecuación 5.65 será: 


_ Тебу T Ро) (5.66) 


ee 2с050 


donde p, es la densidad del petróleo, g/cm?; pw, la densidad del agua, g/cm?; y d ay, la 
tensión interfacial entre el petróleo y el agua, dina/cm. 


4.1.2. Método de la gota pendiente 


En este método se forma lentamente una gota de líquido 
que queda suspendida en el extremo de un tubo capilar. La 
gota caerá cuando su peso sea mayor que la fuerza debida a la 
tensión superficial que la sostiene adherida a la superficie. La 
tensión se determina conociendo la elongación vertical que 
provoca la fuerza de gravedad. En este método se presentan “ 
problemas experimentales debido a la estabilidad de la gota y a 
la mojabilidad del tubo capilar. 
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4.1.3. Método sésil o del estalagmómetro 


Este método se basa en que el tamaño de una gota que 
cae del capilar depende de la tensión superficial del líquido y se 
emplea para determinar la tensión superficial de los líquidos 
con respecto al aire. Para realizarlo se requiere un instrumento 
llamado estalagmómetro?, mostrado en la Figura 5.40. El pro- Figura 5.40. 
cedimiento consiste en determinar el número de gotas que  Estalagmómetro de Trube. 
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caen del extremo del capilar del estalagmómetro mientras la superficie del líquido den- 
tro del tubo desciende de la marca superior a la inferior. 


Para facilitar el cálculo del volumen de las gotas, los extremos del capilar están 
grabados con divisiones pequeñas y la tensión superficial se puede leer en un gráfico re- 
gistrando en las abcisas el número de gotas correspondientes al volumen calibrado. 


Este método se puede adaptar para medir la tensión superficial e interfacial de lí- 
quidos a altas presiones y temperaturas. 


4.1.4. Método del anillo o método Du Noúy 


Este método se basa en medir la fuerza necesaria para separar un anillo de la su- 
perficie de un líquido, bien suspendiendo el anillo del brazo de una balanza, o utilizando 
un sistema de hilo de torsión. Para obtener resultados aceptables debe asegurarse el 
mojado completo del anillo. 


La tensión superficial actúa sobre toda la circunferencia de este anillo, y la nueva 
superficie que se forma posee dos lados. Al momento de la separación, el peso del líqui- 
do desprendido será igual al producto de la tensión superficial por dos veces el períme- 
tro del círculo. Es necesario tomar en cuenta un factor de corrección el cual varía de 0,75 
a 1,07 que depende de una pequeñísima porción de líquido que quedó adherido. 


En general, es un método sencillo, rápido, de alta precisión y que no depende mu- 
cho del ángulo de contacto. 


5. Humectabilidad 


Se conoce con el nombre de humectabilidad, la tendencia de un fluido a adherirse 
a una superficie sólida en presencia de otro fluido inmiscible, tratando de ocupar la ma- 
yor área de contacto posible. Este concepto se ilustra en la Figura 5.41 donde se presen- 
ta una superficie sólida en la que se han colocado pequeñas gotas de tres líquidos: mer- 
curio, petróleo y agua. Se observa que el mercurio retiene su forma esférica, y que la gota 
de petróleo desarrolla una forma semi-esférica, pero el agua tiende a esparcirse sobre la 
superficie. Esta tendencia del agua se puede expresar más convenientemente midiendo 
el ángulo de contacto entre la superficie líquido-sólido, y es una medida de sus caracte- 
rísticas humectantes hacia el sólido. Dicho ángulo, se representa por el símbolo 0 y 
siempre se mide desde el líquido hacia el sólido. 


Como se observa en la Figura 5.41, a medida que el ángulo de contacto disminu- 
ye, las características humectantes del líquido aumentan. Una humectabilidad comple- 


Mercurio 


Petróleo 


Superficie sólida 


Figura 5.41. Ilustración de la humectabilidad. 
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ta se evidencia con un ángulo de contacto cero, por lo que si el ángulo de contacto es 
1809 es un indicio de que no existe mojabilidad. Existen también varias definiciones де 
mojabilidad intermedia relacionadas con ángulos de contacto que varían entre 60° y 90". 


La humectabilidad o mojabilidad es una propiedad importante, ya que afecta el 
comportamiento capilar y de desplazamiento de las rocas yacimiento, pues debido a las 
fuerzas de atracción, la fase humectante tiende a ocupar los poros más pequeños de la 
roca y la fase no humectante los poros más grandes. Así, en el caso de yacimientos pe- 
trolíferos, la superficie sólida es la roca y los fluidos son: agua, petróleo y gas. 


El ángulo de contacto, 6, se relaciona con las energías de superficie por medio de la 
siguiente ecuación: 


А, = Oos 7 Ows = Oow COSO (5.67) 


donde о ~ es la energía interfacial entre el sólido y el petróleo, dina/cm; 0, la energía 
interfacial entre el sólido y el agua, dina/cm; o оу, la tensión interfacial entre el petróleo 
y el agua, dina/cm; 6, el ángulo de contacto petróleo-sólido-agua, medido a través del 
agua, grados; y A, la tensión de adhesión, dina/cm. 


La ecuación 5.67 representa el balan- 
ce de fuerzas que actúa en el punto de con- 
tacto de los dos fluidos con la superficie 
sólida, lo cual genera la tensión de adhe- 
sión, A,, tal como se muestra en la Figu- 
ra 5.42. 


_ "os “ws 
cos 0 = Р” En general, о; у бих no se pueden 
Ow medir directamente, pero dow y O sí pue- 


Figura 5.42. Equilibrio de fuerzas en la interfase den determinarse independientemente en 

agua рано ови el laboratorio. Mediante esta relación pue- 
de medirse indirectamente la mojabilidad de la roca, pues una tensión de adhesión posi- 
tiva indica que la roca está preferencialmente mojada o humectada por el líquido más 
denso (agua) y 0 < 90°. Para valores de 6 > 90”, la roca tiende a humectarse con petróleo, 
y para valores de 0 cercanos а 90°, presenta igual preferencia de mojabilidad con los dos 
fluidos. 


La forma más común de medir este ángulo de contacto en el laboratorio es me- 
diante el procedimiento descrito por Wagner y Геасћзе, Se toman dos placas de cristal 
pulimentadas constituidas por el mineral predominante de la roca del yacimiento, entre 
las cuales se coloca una gota de petróleo y se sumergen en una muestra de agua de la 


formación, tal y como se in- 

dica en la Figura 5.43. 
Las dos placas son Agua Petróleo 

desplazadas con respecto a 


su posición inicial, tal como 


se observa en la Figu- (a) (b) 


ra 5.43(a). Con este despla- | ND А 
р | р Figura 5.43. Determinación del ángulo де contacto 
zamiento, el agua ocupara en el laboratorio (adaptada de Wagner у Leach*). 
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Ángulo de 
contacto 
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una porción del cristal previamente 


8 Equilibrio cubierta por petróleo; y el ángulo de 
5 contacto de la nueva superficie ex- 
E FUIS PUNTOS puesta al agua, ángulo 6 en la Figu- 
8 ra 5.43(b), se mide en función de tiem- 
E Humectado por agua po hasta que la gota de petróleo al- 
? cance el equilibrio en su nueva posi- 


ción. Alcanzar este equilibro requiere 
de cientos o miles de horas, lo cual 


1 10 100 1000 10000 


Tiempo de la interfase petróleo-sólido, horas hace sumamente tedioso este experi- 
Figura 5.44. Cálculo aproximado del ángulo mento. La Figura 5.44 indica la varia- 
de contacto. ción de dicho ángulo con el tiempo. 


Varios investigadores han estudiado el problema de la medida de la humectabili- 
dad preferencial de las rocas y han diseñado métodos que incluyen los procesos de des- 
plazamiento por drenaje e imbibición. Entre ellos, Bobek et al.?”, quienes desarrollaron 
una prueba combinada, comparando la imbibición de una muestra normal con la obte- 
nida luego de calentar el núcleo а 400?F por espacio de 24 horas. Las diferencias en las 
tasas de imbibición asignan cualitativamente la mojabilidad preferencial de la roca. 


Por su parte, Amott?? propuso un método combinando el proceso de desplazamiento 
con imbibición; Johansen y Dunning”” desarrollaron un método capilarimétrico, y Slobod 
y Blum? propusieron el uso de los términos número de mojabilidad y ángulo de contacto 
aparente, calculando dichos valores mediante dos pruebas de desplazamiento. 


Lo importante de estas diferentes maneras de estimar la humectabilidad de la roca 
es el trato que debe dársele a las muestras de fluidos y núcleo usadas en los experimen- 
tos, pues en condiciones de laboratorio se pueden obtener valores de mojabilidad com- 
pletamente diferentes a los existentes en el medio poroso. 


La Figura 5.45 presenta algunos valores de ángulo de contacto entre diferentes 
sustancias con superficies de sílice y calcita. Puede observarse el cambio en la humecta- 
bilidad del medio, al variar únicamente la composición de la superficie sólida, 


——— 8:4589— —— = —— - 
MP p" TA TAR II 
LAE 8e 30°- nw nap cd БЕ 35 – A 
АМА МУМ СА А А КАХ МА А ANA А 
iso-octano iso-octano + 57% iso-quinolina ácido nafténico 
iso-quinolina 
7—8=106° Z 


“МА NA ХУМ 
Figura 5.45. Ángulos de contacto entre varias sustancias orgánicas y diferentes superficies 
(adaptada de Amyx et al.!). 
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6. Presión capilar 


Las fuerzas capilares presentes en un yacimiento de petróleo son el resultado del 
efecto combinado de las tensiones superficiales e interfaciales que se originan entre la 
roca y los fluidos que coexisten en dicho medio poroso. Dependen, además, de la geo- 
metría y tamaño de los poros y de las características humectantes del sistema, y son 
realmente las fuerzas retentivas que impiden el vaciamiento total del yacimiento. 


En sistemas formados por petróleo y agua, agua y gas (también aire) o petróleo y 
gas, se origina una interfase curvada entre los dos fluidos que tiene la tendencia a con- 
traerse formando el área más pequeña por unidad de volumen. Por eso, cuando dos flui- 
dos inmiscibles están en contacto existe una discontinuidad en la presión entre ellos que 
dependerá de la curvatura de la interfase que los separa. Esta diferencia de presión se 
denomina presión capilar y es referida como p, . 


El desplazamiento de un fluido por otro dentro de los poros de un medio poroso 
depende de las fuerzas de superficie de la presión capilar. En consecuencia, para mante- 
ner un medio poroso parcialmente saturado con un fluido no humectante y mientras el 
medio es también expuesto a un fluido humectante, es necesario mantener la presión de 
la fase no humectante en un valor mayor que la de la fase humectante. Si denotamos la 
presión en la fase humectante por p m y en la fase no mojante por ppm. la presión capilar 
puede expresarse por: 


Pc = Рат 7 Рт (5.68) 


Esto es, el exceso de presión en la fase no mojante es la presión capilar, y esta can- 
tidad es función de la saturación. 


Según la definición anterior, existen tres tipos de presión capilar: 
e Para un sistema agua-petróleo, Payo: 


Pcwo = Po — Pw 

Para un sistema gas-petróleo, Pego: 
Pego = Pg 7 Po 

Para un sistema gas-agua, Pcgw : 
Pcgw = Pg — Pw 


donde p, , Pw y pg, representan la presión del petró- 
leo, agua y gas, respectivamente. 


Si todas las fases son continuas, entonces: 
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Pcgw = Pego ^ Ромо 
Si observamos la Figura 5.46 se nota que la dife- 


rencia de presión a través de la interfase entre los pun- 
tos 1 y 2 es esencialmente la presión capilar, es decir: 


Figura 5.46. Relación de presión 


Pc = Ра = Pa (5.69) en tubos capilares 
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La presión de la fase agua en el punto 2 es igual a la presión en el punto 4 menos la 
presión de la columna de agua, esto es: 

P2 = ра – hp, (5.70) 

La presión encima де Ја interfase, justamente en el punto 1, representa la presión 
del aire y viene dada por: 

Ру = Ps = BPP aire (5.71) 

Se puede ver que la presión en el punto 4 dentro del tubo capilar es la misma que en 
el punto 3 fuera del tubo. Restando la ecuación 5.70 de la ecuación 5.71, resulta: 

Pe = gh(p,, 7 Paire )- ghAp (5.72) 
donde Apes la diferencia de densidades entre la fase humectante у la fase no humectan- 
te. La densidad del aire es despreciable, en comparación con la densidad del agua. 

En unidades prácticas, la ecuación 5.72 puede expresarse así: 


h 
= | |Ao 5.73 
Ре mj к 


donde p. es la presión capilar еп Ірс; А, la altura del capilar, pies; y Ap, la diferencia de 
densidades en Ib/pie?. 


En el caso de un sistema petróleo-agua, la ecuación 5.72 se escribe así: 


Pe = 8 (Ру — ро) = Ар (5.74) 
Y en unidades prácticas: 

h 
рс = [le — Ро) (5.75) 


La ecuación de presión capilar puede expresarse en términos де la tensión superfi- 
cial y la tensión interfacial combinando las ecuaciones 5.72 y 5.74 con las ecuaciones 
5.65 y 5.66 para dar: 


• Sistema gas-líquido 


20 „w (cos 0) 
р. = etm (5.76) 
_ 20 gy (COS 0) ium 
T£(D yw, EE Pg ) | 


donde p, es la presión capilar en dina/cm?; o gw; la energía superficial entre el gas y el 
agua, dina/cm; r, radio del capilar,cm; Ө, el ángulo de contacto, grados; h, la altura alcan- 
zada por el líquido en el capilar, cm; у g, la aceleración debido a la gravedad, cm/seg?. 
• Sistema petróleo-agua 
_ 20 yy (cos 0) 


р. = EN (5.78) 
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_ 26 ow (cos 0) 
T9(Dw — Po) 
donde o оу es la tensión interfacial entre el agua y el petróleo en dina/cm. 


Obsérvese que en la ecuación 5.79, r es el radio del tubo capilar y no el radio de la 
curvatura de la interfase, R. 


(5.79) 


Una relación entre r y R puede obtenerse de con- 
sideraciones geométricas alrededor de la interfase. 
Como se observa en la Figura 5.47, el ángulo formado 
por r y R es el ángulo de contacto Ө, ya que r es perpen- 
dicular a la pared del tubo y R lo es a la interfase, así re- 


r 
sulta: cos 0 = R O sea: 


r 
cos 0 


(5.80) 


Por tanto, la ecuación 5.79, también puede expre- 
sarse por: 
Figura 5.47. Detalle alrededor de 20 


la interfase para un sistema Pe = > (5.81) 
agua-petróleo. R 


Las ecuaciones 5.74, 5.78 y 5.81 permiten evaluar la presión capilar; no obstante, 
es conveniente notar las siguientes apreciaciones: 


1. En la deducción se consideró un tubo comple- 
tamente circular, por lo que el radio de curva- 
tura de la interfase es el mismo en todos los 
planos. En el caso de no tener un tubo circular, 
el radio de la interfase será diferente en cada 
plano, o lo que es lo mismo, la interfase no será 
esférica. En este caso, la presión capilar se eva- 
lúa mediante la siguiente ecuación propuesta 
por Plateau". 


INE Líquido 


„онознза пі 39IX3 тумгилпо 0H93330 NN ONIS QVO3ldONd за VWHOJ умп 53 ON YOLNV за OH23330 713. : VION31843A0V 
"SVLIAW1d бүл оауомам 13 МЭ 'оомута OYIFVOD 13 NOd YVLNNOJYd ЧОЛУ ‘501270054 50810 А 3153 'HOAVMW TV О 1V13Q ту YVUAMODO Viivd 
wuoo'jeunougooue|qoJifeobjo г оомула O3If'VO9 1VI23dS3 NOIOIQ3 0L0Z © LHOINAdOO 


1 1 
= бо | + 5.82 
is т р 1 К) | ез 
donde R, y R, son los radios de curvatura de la 
interfase medidos en planos perpendiculares 
entre sí, tal como se observa en la Figura 5.48. 


Como es prácticamente imposible medir А, y 
R5, generalmente debemos referirnos a un ra- 
dio medio de curvatura estimado empírica- 


mente por la siguiente ecuación: Figura 5.48. Acumulación de líquido 
en el punto de contacto entre granos 


esféricos (según Leverett*?). 
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1 1 
A AA (5.83) 
Rm R; Ку 


2. Еп la deducción también se consideró que la fase mojante es el agua, por lo que 0 
resultó < 90°, y como el agua ascendió en el capilar una altura h, p, — р, resultó 
positiva y, por lo tanto, se deduce que la presión es mayor del lado cóncavo de la 
interfase. Si el fluido mojante lo constituye el petróleo, la situación será la mostra- 
da en la Figura 5.49. 


Petróleo 


Detalle alrededor 
de la interfase 


Figura 5.49. Descenso de un líquido en un tubo capilar rodeado de agua y petróleo. 


En este caso el agua desciende a una altura h’, por lo que p, — p; = h'g(po — Ру) 
resultará negativo (Pw > po), indicando que la presión es mayor en el punto 2, 
esto es, en el lado cóncavo de la interfase. El ángulo 0 es mayor de 90°, por lo que la 
ecuación 5.74 también dará un valor de p, negativo. 


EJERCICIO 5.11 


Calcule la diferencia de presión, esto es: presión capilar y elevación en el capilar en 
un sistema petróleo-agua dados los siguientes datos: 


0 = 30°; г =107* cm; pw = 10 g/cm”; p, = 0,75 g/cm; O ow = 25 dinas/cm 


ADVERTENCIA: "EL DERECHO DE AUTOR NO ES UNA FORMA DE PROPIEDAD SINO UN DERECHO CULTURAL. EXIGE TU DERECHO” 


Solución: 
• Paso 1: Calcule la presión capilar usando la ecuación 5.78: 
2)(25)(cos 30* 
с = A 433 x10? dinas/cm? 
00001 


Como 1 dina/cm? = 1,45 х 10° Ipc; entonces р = 6281рс 


Este resultado indica que la presión de la fase petróleo en Ірс es 6,28 veces mayor 
que la presión de la fase agua. 


• Paso 2: Calcule la elevación en el capilar aplicando la ecuación 5.79: 


(2)(25)(cos 30?) 


= — = 1766 ст = 75,9 pies 
0,0001(980,7) (10 — 0,75) is 
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6.1. Presión capilar en las rocas yacimiento 


Los fenómenos interfaciales descritos para un tubo capilar simple, también existen 
cuando en el medio poroso están interconectados un grupo de capilares de varios tama- 
fios. En este caso la presión capilar entre dos fases in- Regulador de presión_p- 
miscibles es función de las tensiones interfaciales y 
del tamaño promedio de los capilares, los cuales con- 
trolan la curvatura de la interfase. Además, la curvatu- 
ra también es función de la distribución de saturación 
de los fluidos presentes. 


Uno de los experimentos de laboratorio que se 
utilizan para simular las fuerzas de desplazamiento en 
un yacimiento y medir la magnitud de las fuerzas capi- 
lares es la técnica de restauración de presión capilar, la 
cual permite determinar las distribuciones de la satu- 
ración de fluidos y la saturación del agua connata. Un Figura 5.50. Equipo para 
diagrama esquemático se muestra en la Figura 5.50. determinar presión capilar. 


Brevemente, este procedimiento consiste en saturar un nücleo 100% con agua del 
yacimiento y luego colocarlo sobre una membrana porosa también saturada 10096 con 
agua, la cual sólo es permeable al agua bajo las caídas de presión impuestas durante el 
experimento. 

Luego se deja entrar aire dentro de la cámara y la presión se aumenta hasta que 
una pequefia cantidad de agua se desplace a través de los poros de la membrana semi- 
permeable hacia el cilindro graduado. La presión se mantiene constante hasta que toda 
el agua se haya desplazado, lo cual puede requerir varios días o semanas. Entonces se 
remueve el nücleo del aparato y se mide la saturación de agua. Después se reemplaza el 
nücleo en el aparato, se aumenta la presión y se repite el procedimiento hasta que la sa- 
turación de agua se reduzca a un mínimo. 


Los datos que se obtienen a partir de este experimento se presentan en la Figu- 
ra 5.51. Como la presión requerida para desplazar la fase mojante del núcleo es exacta- 
mente igual a las fuerzas capilares que mantienen el agua remanente dentro del писјео, 
después que se ha alcanzado el equilibrio, tales datos representan la presión capilar. 


Dos fenómenos importantes se pueden observar en la Figura 5.51. Primero, existe 
una presión capilar finita a 10096 de saturación de agua, necesaria para forzar a la fase 
no mojante dentro de un capilar lleno de la fase mojante. Esta presión capilar mínima se 
denomina presión de desplazamiento y se denota por pg. 


Si se considera que el capilar abierto más grande es circular con un radio r, la presión 
necesaria para forzar el fluido no mojante fuera del núcleo viene dada por la ecuación 5.78: 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / OONY T8 ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 
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20(cos 0) 
r 


Pe 


Esta es la mínima presión que se requiere para desplazar la fase mojante del poro capi- 
lar más grande, porque cualquier capilar de radio más pequeño requerirá una mayor presión. 
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Figura 5.51. Curva de presión capilar (adaptada de Calhoun??). 


A medida que la fase humectante es desplazada, aparece el segundo fenómeno de 
cualquier desplazamiento inmiscible, esto es, se alcanza la mínima saturación irreduci- 
ble, la cual se conoce como saturación de agua connata. 


De la curva de presión capilar es posible calcular el tamaño promedio de los poros 
tomando en cuenta el total del espacio poroso. Supóngase que p, es la presión capilar 
promedio del 1096 de las saturaciones que caen entre 40 y 5096. El radio de capilar pro- 
medio se obtiene de: 


20(cos 0) 
r= 
Pe 


Esta ecuación puede resolverse para r ya que la tensión interfacial o y el ángulo de 
contacto 6 pueden ser evaluados. 


La Figura 5.52 es un ejemplo típico de curvas de presión capilar para un sistema petró- 
leo-agua. En este caso, la presión capilar se representa en función de saturación de agua 
para varias muestras de roca con permeabilidades que aumentan desde К, hasta k; . Se pue- 
de observar que, a medida que disminuye la permeabilidad, ocurre un correspondiente in- 
cremento en la presión capilar para un valor constante de saturación de agua. Esto es un 
efecto de la influencia del tamaño de los poros, ya que los de diámetros pequeños tendrán 
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Figura 5.52. Variación de la presión capilar con permeabilidad. 
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invariablemente las menores permeabilidades. También, la presión capilar para cualquier 
muestra aumentará con la disminución de saturación de agua, lo cual es el reflejo del efecto 
del radio de curvatura de la interfase agua-petróleo. 
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6.2. Histéresis capilar 
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En general, los espacios porosos de las rocas yacimiento, originalmente se llenan 
con agua y, después, a medida que el petróleo se mueve hacia el yacimiento, éste despla- 
та parte del agua у la reduce a una saturación residual. Cuando se descubren los yaci- 
mientos, los espacios porosos están llenos de una saturación de agua connata y de una 
saturación de petróleo. Todos los experimentos de laboratorio están diseñados para du- 
plicar esta historia de saturación del yacimiento. Así, el proceso para generar la curva de 
presión capilar con el desplazamiento de la fase mojante (agua) por la fase no mojante 
(petróleo o gas) se denomina proceso de drenaje, el cual establece las saturaciones de 
los fluidos que se encuentran cuando se descubre el yacimiento. El otro proceso impor- 
tante de flujo consiste en el reverso del anterior, es decir, en el desplazamiento de la fase 
no mojante (la cual puede ser petróleo) por la fase mojante (agua). Este desplazamiento 
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se denomina proceso de imbibición y la curva resultante es la curva de imbibición de 
la presión capilar. El proceso de saturar y desaturar un núcleo con una fase no mojante 
se conoce como histéresis capilar. La Figura 5.53 muestra las curvas típicas de drena- 
je e imbibición de la presión capilar, donde puede observarse que las dos curvas de satu- 
ración en función de la presión capilar no son las mismas. 


6 


Presión capilar, atm 
о 


Saturación del fluido mojante, fracción 
Figura 5.53. Histéresis capilar. 


Esta diferencia en la saturación y desaturación de las curvas de presión capilar está 
relacionada con el avance y retroceso del ángulo de contacto de las interfaces de los flui- 
dos con los sólidos. Frecuentemente, en sistemas petróleo crudo-salmueras, el ángulo 
de contacto o humectabilidad puede variar con el tiempo. Así, cuando una muestra de 
roca que se ha limpiado con solventes volátiles se expone a un petróleo crudo durante 
cierto tiempo, se comportará como si fuera mojada por petróleo. Pero si se expone a una 
salmuera después de limpiarse, parecerá humectada por agua. Por eso, uno de los pro- 
blemas que aún confronta la industria del petróleo es la determinación de la humectabi- 
lidad de la roca yacimiento. 


6.3. Distribución inicial de la saturación en un yacimiento 


Una aplicación importante del concepto de presión capilar concierne a la distri- 
bución de los fluidos en el yacimiento antes de su explotación. Los datos de presión 
capilar en función de saturación pueden convertirse en datos de profundidad vs. satu- 
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ración arreglando la ecuación 5.72 y resolviendo para la altura por encima del nivel de 
agua libre: 


144p. 
h= =E (5.84) 
Ap 


donde p, es la presión capilar en lpca; Ap, la diferencia de densidades entre la fase hu- 
mectante y la fase no humectante, Ib/pie?; y h, la altura por encima del nivel de agua li- 
bre, pies. 

La Figura 5.54 presenta un gráfico de distribución de saturación de agua en fun- 
ción de distancia a partir del nivel de agua libre en un sistema petróleo agua. 
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Figura 5.54. Perfil de la distribución de saturación de agua en un yacimiento. 


Es importante introducir en este momento los siguientes conceptos: 


• Zona de transición 
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• Contacto agua-petróleo, CAP 
• Contacto gas-petróleo, CGP 
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• Nivel de agua libre, NAL 

La Figura 5.55 ilustra la distribución idealizada de fluidos en un yacimiento. En ella 
se indica que las saturaciones cambian gradualmente desde 100% de agua en la zona de 
agua hasta la saturación irreducible de agua a una distancia vertical por encima de dicha 
zona. Esta área vertical se denomina zona de transición, la cual debe existir en cualquier 
yacimiento que posea una zona de agua en el fondo y se define como el espesor vertical 
sobre el cual la saturación de agua varía desde 100% hasta la saturación de agua irredu- 
cible o connata, Swe- 


El concepto importante que se observa en la Figura 5.55 es que no existen cambios 
abruptos desde una saturación 10096 de agua hasta la máxima saturación de petróleo. 
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La creación de la zona de transi- 
ción agua-petróleo es uno de los 
mejores efectos de las fuerzas са- 
pilares presentes en un yacimiento 
de petróleo. 


Capa de gas 


Similarmente, la saturación 
total de líquido, esto es petróleo y 
agua, cambia suavemente desde 
100% en la zona de petróleo hasta 
la saturación de agua connata en la 
zona de capa de gas. Una transi- 
ción similar existe entre el petróleo 
y la zona de gas. La Figura 5.55 
permite definir los contactos agua- 
petróleo (CAP) y gas-petróleo 
(CGP). EI CAP se define como la mayor profundidad en el yacimiento donde existe un 
10096 de saturación de agua y el CGP, como la mínima profundidad a la cual existe un 
10096 de líquido en el yacimiento, esto es, la profundidad mínima a la cual existe satura- 
ción de petróleo y de agua. 


La sección A де la Figura 5.56 muestra un esquema de un núcleo representado por 
cinco tamaños diferentes de poros saturados completamente con agua, esto es, con la 
fase mojante. Supóngase que tomamos el núcleo y lo desplazamos con el petróleo (la 
fase no mojante) con incrementos de presión hasta que el agua comienza a desplazarse 
del núcleo, es decir, que se alcanza la presión de desplazamiento, ра. Esto ocurrirá en 
los poros de mayor diámetro y luego la presión del petróleo se incrementará para des- 
plazar el agua del segundo poro más grande. Este proceso secuencial se muestra en las 
secciones B y C de la Figura 5.56. 


Zona de petróleo 


Zona de petróleo 


Profundidad &———————————— 


0 Sm a 100% 


Figura 5.55. Perfil de saturaciones iniciales en un 
yacimiento combinado. 


Profundidad — 


CAP 


Figura 5.56. Relación entre el perfil de saturación y la distribución del tamaño de los poros. 
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Es importante señalar que existe una diferencia entre el nivel de agua libre (NAL) y 
la profundidad a la cual existe una saturación de agua del 100%. Desde el punto de vista 
de la ingeniería de yacimientos, dicho nivel se define como la zona donde la presión ca- 
pilar es cero. Obviamente, si el poro más grande es tan grande que no hay elevación ca- 
pilar, entonces coincidirán el nivel de agua libre y la saturación de agua 100%. Este con- 
cepto puede expresarse matemáticamente por la siguiente ecuación: 


144p4 
NAL = CAP + EL (5.85) 
Ap 


donde p, esla presión de desplazamiento en 1рс; Ap, la diferencia de densidades entre la 
fase humectante y la fase no humectante, Ib/pie?; NAL, nivel de agua libre, pies; y CAP, el 
contacto agua-petróleo, pies. 


EJERCICIO 5.12 


Los datos de presión capilar en función de saturación se presentan en la Figu- 
ra 5.57. 


Petróleo Petróleo 


_ 4991,5 


Po» IPC 


Petróleo + agua 
Ee 


Zona de transición 


0 0,1 0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 0,7 0,8 0,9 1 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / ООМУЛЯ ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


Figura 5.57. Datos de presión capilar vs. saturación de agua. 


Interpretaciones geológicas muestran que a 5023 pies se encuentra el CAP. Se co- 
nocen además los siguientes datos: 


»0H93830 пі 39/X3 "IV8NITINO онозыза мп ONIS GVaaldOsid за VIAHOd умп 53 ON молу за онозыза 713. момајмалау 
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Densidad del petróleo, у/ріе?. ................. 43,5 
Densidad del agua, lb/pie? .................... 65,1 
Tensión interfacial, dinas/cm .................. 50 


Se desea calcular: 
* Lasaturación de agua connata 
* Profundidad hasta NAL 
* Espesor de la zona de transición 
* Profundidad para alcanzar una saturación de agua del 5096 
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Solución: 


• Paso 1: De la Figura 5.57, se obtiene que la saturación de agua connata es 10%. 


* Paso 2: Aplicando la ecuación 5.85 con una presión de desplazamiento de 1,5 Ipc se 


• Paso 3: Se calcula el espesor de la zona de transición usando la ecuación 5.84: 


obtiene: 
(144)(1,5) : 
NAL = 5023 + —— — —— = 5033,5 pies 
(641— 43,5) 
h 5023+ 1460—15) ,. A1 5 pies 
(641 — 43,5) р 


• Paso 4: La presión capilar que corresponde a una saturación de agua del 50% es 3,5 


Ірса 


Por lo tanto, la altura equivalente por encima del nivel de agua libre es: 


144(3,5) 


h = 5023 + ——————— 
(641 ~ 43,5) 


= 24,5 pies 


La profundidad que corresponde a una saturación de agua del 50% es: 


5033,5 – 25,5 = 5009 pies 


Es importante señalar que en algunos yacimientos el espesor де la zona de transi- 
ción puede variar desde muy pocos pies hasta varios cientos de pies. Si recordamos la 
ecuación de elevación en el capilar, esto es, la altura encima del NAL: 


h= 20(cos 0) 
rgAp 


la relación anterior nos indica que la altura 
por encima del nivel de agua libre aumenta 
cuando disminuye la diferencia de densida- 
des Ap. 

Desde un punto de vista práctico, esto 
significa que en un yacimiento de gas que 
posea un contacto gas agua, el espesor de la 
zona de transición será un mínimo, ya que 
Ap será grande. También, si se considera que 
todos los demás factores no cambian, enton- 
ces un yacimiento de petróleo con baja gra- 
vedad API con un contacto agua-petróleo 
tendrá una zona de transición más grande 
que uno con gravedad API mayor. La Figu- 
ra 5.58, propuesta en 1969 por Cole* y pre- 
sentada por Аћтедб, ilustra gráficamente 
este concepto. 


282 


0 Saturación де agua, % 100 


Figura 5.58. Variación de la zona de transición 
con la gravedad del fluido*%3, 
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La expresión anterior también muestra que a 
medida que el radio de los poros r aumenta, la altura 
h disminuye. Por lo tanto, un sistema de roca yaci- 
miento con poros de tamaño pequeño tendrá una 
zona de transición más grande que un yacimiento 
compuesto por granos de poros de mayor tamaño. 


El tamaño de los poros en las roca yacimiento 
también está relacionado con la permeabilidad, y se 
puede decir que yacimientos con altas permeabili- 
dades tendrán zonas de transición más pequefias 
que yacimientos con baja permeabilidad, tal como 
se muestra en la Figura 5.59. 


noh 


Соје, también muestra por medio de la Figu- 
0 Е . 199 Ya 5.60 que se puede formar un contacto agua-pe- 
2 Бени, aa Loss 4 tróleo inclinado cuando existe un cambio en la per- 
.29. ación de ia zona Hl А tal E 
Ба зо. ап К meabilidad a través del yacimiento. Puede señalarse 
de transición con permeabilidad. 

que el factor responsable para que ocurra este cam- 
bio en la localización del contacto agua-petróleo es el cambio en el tamaño de los poros 

en el sistema roca yacimiento. 


Lo expuesto anteriormente sobre las fuerzas capilares que actúan en la roca yaci- 
miento supone que todos los poros son uniformes. Соје“ estudió también la distribu- 
ción de los fluidos en el yacimiento cuando el medio poroso no es uniforme. La Figu- 
ra 5.61 muestra un yacimiento hipotético compuesto por 7 estratos caracterizados por 
tener dos tamaños diferentes de poros. Se muestran además, en la sección A, la permea- 
bilidad y las corres- 
pondientes curvas de Permeabilidad baja Permeabilidad media Permeabihcac ача 
presión capilar. Pozo 1 Pozo 2 Pozo 3 


La curva de pre- 
sión capilar resultante 
para el yacimiento es- 
tratificado se presenta 
en la sección B de la Fi- 
а р au "Em 
uera perforado en e 
punto que se muestra 
en dicha sección, los es- 
tratos 1 y 3 no produci- 
rán agua, mientras que 
el estrato 2, que se en- 
cuentra encima del es- 
trato 3, producirá agua, 
ya que está localizado 
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bep Figura 5.60. Formación con un contacto agua-petróleo inclinado 
en la zona de transición. (adaptada de Ahmed). 


283 


COPYRIGHT O 2010 EDICIÓN ESPECIAL GÓAJIRO BLANCO / elgoajiroblancogihotmail.com 
PARA COMPRAR AL DETAL O AL MAYOR, ESTE Y OTROS PRODUCTOS, FAVOR PREGUNTAR POR EL GÓAJIRO BLANCO, EN EL MERCADO LAS PLAYITAS. 


ADVERTENCIA: "EL DERECHO DE AUTOR NO ES UNA FORMA DE PROPIEDAD SINO UN DERECHO CULTURAL. EXIGE TU DERECHO" 


Regresar al contenido 


Propiedades de la roca 


Y 
Фф 
о. 
G 
о 
o 
9 
9 
o 
© 
К 
S 
= 
[d 
o 
E 
5 
Фф 
a 
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Figura 5.61. Efecto de la permeabilidad sobre el perfil de saturación de agua**, 


EJERCICIO 5.13 


Un yacimiento de 4 estratos está caracterizado por una serie de curvas de presión 
capilar como se muestra a continuación en la Figura 5.62: 


Se conoce además la siguiente información: 


ofundidad ( r Di 

1 4000-4010 80 

2 - 4010-4020 190 

3 4020-4035 70 

4 4035-4060 100 
CAB ¿DIES си кезк» CR Rob аке a 4060 
Densidad del agua, lb/pie? .................... 65,2 
Densidad del petróleo, Ib/pie?.................. 55,2 
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P,» fpc 


0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100 


Figura 5.62. Variación de la presión capilar con permeabilidad. 


Calcule y represente la saturación de agua versus la profundidad del yacimiento. 


Solución: 


Paso 1: En la Figura 5.62, determine la presión de desplazamiento del estrato 4, y 
aplique la ecuación 5.85 para estimar el nivel de agua libre. Así se tiene: 


La presión de desplazamiento, pg, es de 0,75 Ipc, por lo tanto: 


144)(0,75 е 
NAL = 4060 + ‚м = 40708 pies 
(65,2 — 55,2) 
Paso 2: El tope del último estrato está localizado a 4035 pies, lo que significa que se 
encuentra а 35,8 pies por encima del nivel de agua libre. Usando esta altura se са!- 
cula la presión capilar en el tope del último estrato: 


h 358 
=|== 65, 55 2,4861 
Dc (јао = E 2- 552) = рс 
En la curva de presión capilar versus saturación del estrato 4, se lee la saturación 
de agua que corresponde a una presión capilar de 2,486 ipc y resulta 5,, = 023. 


Se suponen diferentes valores de saturación de agua y se convierten las presiones 
capilares correspondientes en alturas por encima del nivel de agua libre, aplicando 
144p. 


u2'|eugougyooue|qolfeoBje / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 


la ecuación 5.84, esto es: h = , y se construye la siguiente tabla: 


Pw = Во 
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• Paso 3: El tope del estrato 3 está localizado а 50,8 pies del nivel de agua libre, esto 
es: h= (40708 — 4020) = 508 pies. A esta profundidad la presión capilar es: 
508 
[9 


1 
т = (2 ево – 552) = 3,53 1рс 


La saturación де agua correspondiente, leída de la curva que representa el estra- 
to 3, es 0,370. Así se tiene la siguiente tabla para el estrato 3: 


0,37 50,8 
0,40 48,2 
0,50 39,6 
0,60 36,0 


* Paso 4: La distancia del nivel de agua libre hasta el tope del estrato 2 es: 
= (40708 — 4010) = 608 pies. A esta profundidad la presión capilar es: 


608 
ргы e | 2. jésa- 552) = 4221рс 


La saturación де agua correspondiente, leída de la curva que representa el estrato 2, 
es 0,15, lo que indica que este estrato tiene una saturación de agua uniforme de 15%. 


• Paso 5: La distancia del nivel de agua libre hasta el tope del estrato 1 es: 
= (40708 — 4000) = 708 pies. A esta profundidad la presión capilar es: 


708 
5 
рг = e 2: ј652 – 552) = 492 Ipc 


La saturación де agua en el tope del estrato 1 es 0,25. La presión capilar en el fondo 
del estrato es 3,53 para una saturación de agua de 0,27. 


• Paso 6: La Figura 5.63 presenta gráficamente los resultados obtenidos: 
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0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100 
Saturación de agua, % 


Figura 5.63. Perfil de saturación de agua. 


Se observa que el estrato 2 producirá 100% petróleo, mientras los otros estratos 


producirán agua y petróleo simultáneamente 
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6.4. Función J де Leverett 


Los datos de presión capilar se obtienen de pequeñas muestras de núcleos que re- 
presentan una parte muy pequeña del yacimiento y, por lo tanto, es necesario combinar- 
los todos para clasificar un yacimiento en particular. El hecho de que las curvas de pre- 
sión capilar versus saturación de casi todos los materiales porosos tengan muchas co- 
sas en común, ha llevado a un intento por describir una ecuación general para todas 
esas curvas. Leverett*? estudió este problema desde el punto de vista del análisis dimen- 
sional y considerando que la presión capilar depende de la porosidad, de la tensión in- 
terfacial y de un radio promedio de los poros, definió la siguiente función adimensional 
de saturación, la cual llamó Función J: 


Dc [к 
Sw)=021645— |— 5.86 
J(Sw) = 02 ave (5.86) 
donde: p, es la presión capilar en 


Ірс; о, la tensión interfacial en 
dina/cm; К, la permeabilidad en md; 


1,6 


Le y ф, la porosidad en fracción. 
dia ш een T A] hacer esto, Leverett inter- 
1,2 A Агепа Ш pretó que la razón entre la permea- 
Arena IV bilidad y la porosidad es proporcio- 
a  hrenaV nal a la raíz cuadrada del radio pro- 

2 medio de los poros. 
al И La función J fue originalmente 
а | 08 propuesta como un medio para 
^ convertir todos los datos de presión 
© capilar en una curva universal. Pero 
0,6 existen diferencias significativas al 
correlacionarla con formaciones di- 
da ferentes. Sin embargo, para la mis- 
: ma formación, esta función adi- 
mensional sirve muchas veces para 
0,2 eliminar discrepancias en las curvas 
de p, versus 5, y las reduce a una 
curva común. Esta gráfica se pre- 
0 


senta en la Figura 5.64 para varias 
Saturación del fluido mojante, % arenas no consolidadas. 
Figura 5.64. Función J de Leverett para varias arenas no 


consolidadas. 


EJERCICIO 5.14 


Una prueba de presión capilar llevada a cabo en el laboratorio en un núcleo que 
tiene una porosidad de 16% y una permeabilidad de 80 md, produjo los siguientes datos 
de presión capilar versus saturación: 
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1,0 0,50 


0,8 0,60 
0,6 0,75 
0,4 1,05 
0,2 1,75 


La medida de tensión interfacial es de 50 dinas/cm. Además, el yacimiento muestra 


una permeabilidad de 120 md y una porosidad de 19%. Genere los datos de presión capi- 
lar para el yacimiento. 


Solución: 


* Paso 1: Calcule la Función J usando la ecuación 5.86 y las medidas de presión capi- 
lar: 


Pc К Pc 80 
Sw)=021 Ре [X = 0216452 | = 0096 
Иби) = 0216457= |; = 02 645 C оте = 0096799. 


1,0 0,50 0,048 


0,8 0,60 0,058 
0,6 0,75 0,073 
0,4 1,05 0,102 
0,2 1,75 | 0,169 


• Paso 2: Usando los nuevos valores de porosidad y permeabilidad, resuelva la ecua- 
ción 5.86 para estimar p. 


ВЕЕ 7 a ШЕШШ. аалы А 


| К | 120 
EH m al 


• Paso 3: Se reconstruye la tabla de presión capilar vs. saturación: 
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6.5. Conversión de datos de laboratorio de presión capilar 


Por razones de conveniencia es común que en la determinación de la presión capi- 
lar en el laboratorio se utilicen sistemas aire-mercurio o aire-salmuera, en lugar de un 
sistema agua-petróleo con las características del yacimiento. Como los sistemas de flui- 
dos usados en el laboratorio no tienen la misma tensión de superficie que el sistema del 
yacimiento, es necesario entonces convertir las presiones capilares medidas en el labo- 
ratorio a presiones capilares en condiciones del yacimiento. Como la Función de Leve- 
rett es una propiedad de la roca, ella no cambia de las condiciones del laboratorio a las 
del yacimiento, por lo tanto, se puede calcular la presión capilar en el yacimiento por la 
siguiente relación: 


о 
уас 
(Dc) yac = (Pe ab — — (5.87) 
а : 9 lab 
Si se supone además que, para un tipo de roca dado, la Función J no cambia sobre 
un rango de valores de porosidad y permeabilidad, entonces la presión capilar en el yaci- 
miento puede expresarse por: 


© yac 


2 y 
(Pe ) yac = (Pe ab m 


$ yac Knucleo 


(5.88) 
$ nucleo K yac 


Pero la presión capilar en el yacimiento también puede calcularse mediante la si- 
guiente ecuación: 


(Pe ) уас = 0,4330 yy = роу — hioo) (5.89) 
donde: h es la а шта por encima del contacto agua-petróleo a una saturación del 100 por 
ciento; hioo, la altura de la elevación en el capilar por encima de la presión capilar cero: 
Pw У Ро, las densidades del agua y del petróleo, respectivamente en g/cm*; y 0,433, un 
factor de conversión. 

Combinando las ecuaciones 5.88 y 5.89, se obtiene la relación de saturación con 
altura para el yacimiento: 


_ J(5,)(0 cos Өс) yac 


hs, = 7 
"i3 


Para utilizar las ecuaciones 5.88 y y 5.90 se requieren datos de tensión interfacial y 
del ángulo de contacto. En la ausencia de éstos, se puede utilizar la siguiente información: 


шоз'пеидоцозиејаол[еобјә / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIOIO3 0L0Z O LHOIHAdOO 


(5.90) 
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yac 


Tabla 5.9. Típicos valores de tensión interfacial y ángulos de contacto 


Aire-agua en el laboratorio 72 Aire o gas-agua 


Kerosene-agua en el laboratorio 49 Petróleo-agua 
Petróleo-agua en el yacimiento 25-35 Petróleo-gas 0 0 
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El procedimiento para convertir los datos de presión capilar del laboratorio y rela- 
cionarlos con la profundidad es como sigue: 


1. Calcular / para cada punto de presión capilar. 
2. Construir el gráfico de J en función de Sw 


3. Con las propiedades de las rocas y de los fluidos, calcular la constante de la ecua- 
ción 5.88. 


4. Calcular ^,99 usando la ecuación 5.90. En esta ecuación h = 0, para 5„ = 100% 


5. Para los valores seleccionados de J y los correspondientes S,, , calcular h a partir de 
la ecuación 5.90. 


6. Construir el gráfico de h versus Sy. 


Las Figuras 5.65 y 5.66 presentan un ejemplo del gráfico де J en función де Sọ y de 
la relación entre profundidad y saturación de agua, respectivamente. 


160 


140 


Olan = 70 dinas/cm 


100 


80 


JS, 


60 


40 


Altura por encima del nivel de agua libre, pies 


20 


“o 20 40 60 80 100 
Seturación de agua, % Saturación de agua, % 
Figura 5.65. Correlación / de Leverett. Figura 5.66. Relación básica entre saturación 


de agua y profundidad. 
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6.6. Presiones capilares promedio 


La determinación de las curvas de presión capilar en el laboratorio se efectúa en 
muestras de rocas del yacimiento muy pequeñas que representan una porción infinitesi- 
mal de éste. Por tal razón, es necesario determinar curvas de presión capilar para un nú- 
mero apreciable de muestras y luego promediarlas para obtener una curva promedio, re- 
presentativa del yacimiento. 


Existen dos métodos para este propósito. El primero de ellos fue el propuesto por 
Leverett? y consiste en utilizar la correlación llamada función J. El segundo, basado en 
técnicas estadísticas, fue presentado por Guthrie y Greenburger^. 
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Como se señaló anteriormente, la 


ма! 
Б 
L 1] 


ЈА | Hawkins Weodbine “oaar función J de Leverett utiliza propiedades 
ДҮ Ыры "ans | físicas de la roca у de los fluidos y se defi- 
ju Е | ne рог la ecuación: 
ЛА Devonian 
pne cem Js, y- Pe [E on 
n a 


^^ А 
А 


k А 
A 


En este caso la presión capilar, p, , 
se expresa en dina/cm?; о, la tensión inter- 
facial, en dina/cm; К, la permeabilidad, en 
cm?; y ф, la porosidad, en fracción. 


JS.) 


Limite teórico para Nótese que existe una correlación 
reguares ^ | independiente para cada formación con- 
siderada. Sin embargo, la curva continua 
de la Figura 5.67 es la mejor curva traza- 
da entre todos los puntos (puede obte- 
nerse por mínimos cuadrados) y repre- 
senta la curva promedio de la función 
J(Sy ) para los diferentes yacimientos es- 
tudiados, considerando un empaqueta- 
miento regular de las esferas con un va- 
Figura 5.67. Función J para diferentes lor límite teórico de 0,447. Conociendo 
yacimientos? (adaptada de Amyx et al! ). la permeabilidad y porosidad del yaci- 
miento, K y ф, así como también la ten- 
sión superficial entre los fluidos, se seleccionan valores de S,, y de la curva continua se 
leen los correspondientes valores de la función J(S,, ) promedio. Luego se determina la 
presión capilar correspondiente en condiciones de yacimiento mediante la siguiente 
ecuación: 


E m 
(к/ф)? 


0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100 


Saturación de agua, % 


Pc 5.92) 


u2'|eugougyooue|qolfeoBje / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 


Repitiendo para diferentes valores de Sọ , se obtiene la curva promedio дер, vs Sw 
para el yacimiento. 
Brown también correlacionó la función J(S,, ), pero incluyendo en el denomina- 
dor de la ecuación 5.91 el término cos 0 como sigue: 
рс |K 


2 K 93 
HS) acosa (à (5.93) 
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donde 0 es el ángulo de contacto. Para ello, usó varias muestras tomadas de una forma- 
ción y encontró que las correlaciones se podían mejorar si dividía los materiales basán- 
dose en su textura con lo cual separó las calizas de las dolomías. Encontró una mejor co- 
rrelación para las dolomías, mientras que las calizas exhibieron una gran dispersión de 
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los datos a bajas saturaciones de 
agua. Luego decidió subdividir las 
calizas de acuerdo con el tamaño de 
las partículas de sedimentos, obte- 
niendo que la dispersión de los da- 
tos era mayor en las de grano más 
grueso que las de cualquier otro 
grupo. Esto era de esperarse, ya que 
las calizas de grano grueso contie- 
nen en sus cavidades soluciones, es- 
pacios vacíos y canales que no son 
de tamaño capilar, lo que explica las 
desviaciones de los datos de presión 


Función Sw) 


capilar de las tendencias estableci- 8 
das, como se muestra en la Figu- Saturación de agua,% 
ra 5.68. Figura 5.68. Correlación de la función J(S y) 
2 en núcleos de calizas de grano grueso 
El segundo método para eva- (adaptada de Amyx et al"). 


luar y promediar los datos de pre- 

sión capilar consiste en analizar un cierto número de muestras representativas del ya- 
cimiento y tratar los datos estadísticamente, a fin de derivar correlaciones con porosi- 
dad y permeabilidad que permitan calcular la saturación de agua connata en él. 


Una primera aproximación para correlacionar los datos de presión capilar consiste 
en representar gráficamente la saturación de agua versus el logaritmo de la permeabili- 
dad para valores constantes de presión capilar, lo cual da como resultado una relación 
lineal cuya ecuación general es: 


Sw = alogk+c (5.94) 


Sin embargo, existen evidencias de que la saturación de agua a presión capilar 
constante depende también de la porosidad. La Figura 5.69 muestra los resultados obte- 
nidos al ajustar la siguiente ecuación con los datos de un yacimiento cuya presión capi- 
lar es 5 Ipc: 


Sw = 41P+a, logk+c (5.95) 


Se observan líneas de porosidad constante que ajustan los diferentes datos de po- 
rosidad. La línea punteada más fuerte corresponde al ajuste con la ecuación 5.92, en la : 


: cual se han omitido los valores de porosidad. 


En estas ecuaciones S,, es la saturación de agua; ф, la porosidad; К, la permeabili- 
dad; y a,, a; y c, constantes que pueden determinarse ajustando los datos por el método 
de los mínimos cuadrados. El efecto de ignorar los valores de porosidad es predecir ba- 
jos valores de saturación de agua cuando existen bajas permeabilidades. 


La ecuación 5.94 puede modificarse a la siguiente forma polinómica: 


Sy = 419+ a4? +a; logk +а, (обе). +c (5.96) 
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Al usar esta ecuación resulta una mejor correlación y esto se muestra en la parte (b) 
de la Figura 5.69; sin embargo, en ausencia de suficientes datos y por propósitos prácti- 
cos, la ecuación 5.92 es más usada. 


Presión capilar = 5 Ipe 


Logaritmo de k, md 
Logaritmo de k, md 


7720 25 Ж 
Porosidad, Ф 


(a) Saturación de agua,% (b) 
Figura 5.69. Correlación de datos de presión capilar. 


Porosidad, Ф 


En la Figura 5.70 se presentan curvas de distribución de fluidos para diferentes 
permeabilidades en un rango desde 100 hasta 900 md. Como se observa, estas curvas 
también pueden representar curvas de presión capilar. La ordenada en la derecha refleja 
las presiones capilares determinadas desplazando agua con aire en el laboratorio, las or- 
denadas a la izquierda incluyen las presiones capilares agua-petróleo que podrían exis- 
tir en condiciones de yacimiento y la distribución de fluidos con una altura por encima 
del nivel de agua libre. 
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e 
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Figura 5.70. Curvas de distribución de fluidos en un yacimiento. 
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La Figura 5.71 representa la aplicación de la ecuación 5.92 a los datos de la Figu- 
ra 5.70. Se puede observar la linearidad de las curvas para cada presión capilar y la ten- 
dencia de todas ellas a converger a altos valores de permeabilidad. Este comporta- 
miento es el esperado debido a que grandes capilares están asociados con altas per- 
meabilidades. 


De esta manera es posible ahora convertir todos los datos de laboratorio a los va- 
lores que son adecuados para su aplicación a un sistema particular en un yacimiento y 
promediar estos valores para obtener la distribución de fluidos. Los datos de presión ca- 
pilar versus saturación deben ser convertidos en planos de saturación correspondientes 
a una determinada altura para ser aplicables al yacimiento. Estos datos, se ilustran en la 
Figura 5.72, donde se observa que la saturación de agua en la zona de petróleo varía des- 
de 100 hasta aproximadamente 24% y en la zona de gas, desde 24 hasta 20%. 


Para convertir los datos de presión capilar versus saturación a una determinada al- 
tura, es necesario utilizar la ecuación 5.85. 


1000 830 | 

840 | 
Saturación mínima de agua connata 22% | 
850 Ms 
860 | 
870 
880 P3 Б Ens 
A Datos calculados a partir 

890 de la presión capilar 
900 o Datos obtenidos de registros | 


eléctricos 


Permeabilidad, md 


Profundidad bajo el nivel del mar, pies 


Contacto gas-petróleo 
990 ew S ^ 


^ 


100— 20 a0 60 ^80 400 0406-310 20 30 40 50 60 70 80 90 100 
Saturación de agua, 96 Saturacíón de agua, % 
Figura 5.71. Gráfico de logk versus saturación Figura 5.72. Distribución de agua obtenida 
de agua para diferentes presiones capilares a partir de datos de presión capilar y de registros 


(adaptada de Wright y Wooddy". eléctricos (adaptada de Amyx et al.!). 
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7. Compresibilidad 


Un yacimiento con varios miles de pies de profundidad está sujeto a presiones de 
sobrecarga causadas por el peso de los estratos superiores, las cuales varían de área en 
área según la profundidad, naturaleza de la estructura, consolidación de la formación e 
historia geológica de la roca. La variación más importante de la presión se presenta con 
la profundidad, y un valor típico es aproximadamente un 1рс por pie de profundidad. 

Ahora bien, en un yacimiento consolidado el peso de los estratos superiores sólo 
aplica una fuerza compresiva que no se transmite a los fluidos dentro del espacio poro- 
so, donde la presión típica puede ser de 0,5 Ipc por pie de profundidad. Esta diferencia de 
presión entre la presión de sobrecarga y la presión interna se denomina presión de so- 
brecarga efectiva. A medida que el yacimiento produce, la presión interna en los poros 
disminuye y, por lo tanto, la presión de sobrecarga efectiva aumenta, causando los si- 
guientes efectos: 


• El volumen bruto del yacimiento se reduce. 
• Los granos de arena dentro del espacio poroso se expanden. 


Estos dos cambios en el volumen tienden a reducir el espacio poroso y, por lo tan- 
to, la porosidad de la roca. A menudo estos datos se presentan relacionando la porosi- 
dad con la presión efectiva de sobrecarga. 


Geertsma** precisó que en las rocas se pueden distinguir tres tipos de compresibilidad: 


7.1. Compresibilidad de la roca matriz 


Se define como el cambio fraccional en volumen del materia! sólido de la roca (gra- 
nos) por cambio en la unidad de presión. Se expresa por: 


1 {д Il 
Cp == м (5.91) 
v, Lap), 


donde c, es la compresibilidad de la roca matriz, lpc”?; y V,, el volumen de sólidos. El 
subíndice T indica que la derivada se toma a temperatura constante. 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA МООА 0L0Z O LHOIHAdOO 


7.2. Compresibilidad del volumen total de la roca 


Se define como el cambio fraccional en volumen del volumen bruto de la roca oca- 
sionado por cambio en la unidad de presión. Matemáticamente se expresa por: 


àV, 
Cg == =) (5.98) 
T 


donde св es el coeficiente de compresibilidad de la roca, 1рс^!; y Vg, el volumen bruto. 
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7.3. Compresibilidad de los poros 


Se define como el cambio fraccional en el volumen poroso de la roca debido al 
cambio en la unidad de presión. Viene dado por la siguiente relación: 
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aV 
c, = 62) (5.99) 
Vp \ др Я 


donde р es la presión en los poros, Ірс; c, el coeficiente de compresibilidad de los po- 
ros, Ipc}; y Vp, el volumen poroso. 


La ecuación 5.97 puede expresarse en términos de porosidad tomando en cuenta 
que ф aumenta con el incremento de la presión en los poros, o sea: 


Ср = a ce (5.100) 
$ др 
Para la mayoría де los yacimientos de petróleo se considera que Іа compresibilidad 
de la roca y la total son muy pequeñas en comparación con la de los poros. La compresi- 
bilidad de la formación, с г, es el término usado para describir la compresibilidad total 
de la formación, la cual se considera igual a la de los poros, c р, esto es: 


10 
Cf = €, id (5.101) 
$ др 
O también: 
AV, 
с; -L2 
i Vp Ap 


lo que también puede escribirse: 

AV, = cp V5 Ap (5.102) 
donde AV, y Ap son los cambios en el volumen poroso y en la presión de los poros, res- 
pectivamente. 

Geertsma‘? relacionó la compresibilidad bruta con la de los poros mediante la si- 
guiente expresión: 

Св = Сф (5.103) 


También encontró que en un yacimiento las tensiones en la componente vertical 
son constantes y que los componentes de estos esfuerzos en un plano horizontal están 
caracterizados por la condición de límite de que no existen deformaciones en el volumen 
bruto en esas direcciones. Para estas condiciones de límite estableció la siguiente expre- 
sión para el caso de las areniscas: 


Ср(уас) = 1/ 2c y (lab) (5.104) 


EJERCICIO 5.15 


Calcule la reducción en el volumen poroso de un yacimiento debido a una caída de 
presión de 10 ]pc. El volumen original del yacimiento es de 1MM de barriles y la compre- 
sibilidad de la formación se estima en 10 x 10% Ipc”. 
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Solución: 
Aplicando la ecuación 5.100 resulta: 


AV, = сруАр = (10x10 5)(x10*)00) = 100 BY 
La reducción en el volumen poroso debido a la declinación de presión puede ex- 


presarse en términos de los cambios en la porosidad del yacimiento. La ecuación 5.99 
puede arreglarse para dar: 


1 
Integrando, resulta: 


а 
= g 


$ 
сурт ро) = 42 
O bien: 
p= фе 70 Po (5.105) 
donde p, es la presión original en 1рс; ġo, la porosidad original; p, la presión actual; уф, 


la porosidad a la presión p. 


Obsérvese que la serie expandida de la función e* viene dada por: 


T x* x 
ех =1+Хх+—+—+.. 
2! 31 


Usando la serie expandida y truncándola después de los 2 primeros términos, se 
tiene: 


$7 e.c; P- рь)] (5.106) 
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EJERCICIO 5.16 
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Dados los siguientes datos, se desea calcular la porosidad а 4500 Ірс. | 
e Compresibilidad de la formación: 10 x 107? Ipc"! 
* Presión original del yacimiento: 5000 Ірс 
* Porosidad original; 1896 
* Presión actual: 4500 Ірс 
Solución: 
Aplicando la ecuación 5.104 se tiene: 


ф = o18[14-00x1075)(4500— 5000] = 0179 
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7.4. Compresibilidad total del yacimiento 


La compresibilidad total del yacimiento se usa extensivamente en las ecuaciones 
de flujo y de balance de materiales, y está definida por la siguiente expresión: 


С; = SoCo FSwCw +5„С„ +С; (5.107) 
donde S,, Sw, S, son las saturaciones de petróleo, agua y gas, respectivamente; Co, Су, 
Cg, las compresibilidades del petróleo, agua y gas, respectivamente; y с,, la compresibi- 
lidad total del yacimiento, todas en Ipc !. 

Para yacimientos de petróleo subsaturados, la presión del yacimiento está por en- 


cima de la presión de saturación y por lo tanto no existe una capa de gas inicial. Enton- 
ces, la ecuación que se usa es: 


с, = SoCo FSy Cy t Cy (5.108) 


En general, la compresibilidad de Ја formación tiene el mismo orden de magni- 
tud que la compresibilidad del petróleo y del agua y, por lo tanto, no tiene un valor 
fijo. 

La Tabla 5.10 presenta valores promedio de compresibilidad para diferentes for- 
maciones. 


Tabla 5.10. Valores promedio de compresibilidad de la formación??? 


mE 


Calizas (5-6) x1076 
Arena consolidada (4-5) x107 5 
Arena semiconsolidada 20 х1079 
Атепа по сопзоћдада 30x1076 
Arena altamente no consolidada 100а 150 x 109 — 


Varios autores!!4849 han correlacionado la compresibilidad de los poros con otros 
parámetros, incluyendo la porosidad de la formación. Hall!! propuso la siguiente corre- 
lación: 


_ | 1782 -6 
Ср= а o (5.109) 


donde с, es la compresibilidad de la formación en Ipc ! уф, la porosidad en fracción. 
Newman? usó 79 muestras de arenas consolidadas y de calizas para desarrollar 
una correlación entre la compresibilidad de la formación y la porosidad. La ecuación 
propuesta es: 
d 


— (5.110) 
+ сбф] 1,42859 


EF 
donde: 
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а =9732Х 107 а =0,8535 
b =0,699993 b =1075 
с =79,8181 c = 2202 Х 106 


Ejercicio 5.17 


Estime la compresibilidad de una formación que está caracterizada por una porosi- 
dad de 0,2, usando la correlación de Hall y la correlación de Newman. Compare los re- 
sultados. 


Solución: 
• Correlación de Hall: 


cy = (1782/0293 1076 = 3606x1076 Ipc" 


• Correlación де Newman: 


E 9732x106 
1+ (798181)(0699993)(02)] 259? 


Cy = 274 x10 7 Ipc^ 


8. Problemas*”'* 

. Calcule la porosidad para un empaque hexagonal. 

. Calcule la porosidad para un empaque rombohedral. 

. Defina porosidad en términos de los volúmenes de poro, grano y bruto. 

. ¿Qué distingue la porosidad total де la porosidad efectiva? 

. ¿Qué distingue la porosidad primaria de la porosidad secundaria? 

. ¿Cómo se aplica la Ley de Boyle cuando se mide la porosidad usando un porosíme- 
tro? 

7. ¿Qué rango de porosidad puede esperarse de un yacimiento con arenas de buena 

calidad? 


8. ¿Por qué la porosidad determinada en el laboratorio a partir de una muestra de un 
núcleo es diferente a la determinada en el yacimiento en la misma roca? 


ON л d QU N — 
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9. ¿Cuál es la forma de la distribución de porosidad para la cual la media aritmética es 
el promedio apropiado? 
10, ¿Cuáles son las dimensiones de la permeabilidad? 


11. Defina la ley de Darcy para un medio poroso donde fluye una sola fase y diga las 
unidades de los términos si la permeabilidad se mide en unidades darcy. Escriba la 
fórmula para flujo lineal y para flujo radial. 


12. ¿Cuál es la definición de una arena que tiene una permeabilidad de un darcy? 
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13. ¿Cuál es la corrección Klinkenberg? Muestre en un esquema la relación entre la 
permeabilidad medida y la permeabilidad absoluta de tal corrección. 

14. Explique qué es una presión corregida a un datum y cómo se relaciona con la den- 
sidad de los fluidos. 

15. ¿Cuál es la permeabilidad promedio de dos arenas en serie con el flujo en una sola 
dirección entre ellas? 

16. Se tienen los siguientes datos tomados en siete pozos que drenan un yacimiento 
de petróleo: 


< Espesor (pies). 
1 15 


Se desea conocer: 


a) La porosidad del yacimiento aplicando el promedio aritmético y el ponderado 
por espesor. Compare sus respuestas. 


b) El volumen total del campo. 
c) El espesor promedio del campo. 
d) El petróleo original in situ, si el factor volumétrico del petróleo en la formación 
y la saturación de agua connata son 1,22 BY/BN y 31%, respectivamente. 
17. Calcule la saturación promedio de petróleo y del agua connata del yacimiento an- 
terior 51 se conoce la siguiente información adicional: 


1 15 28 75 25 
2 25 22 77 23 
3 26 24 79 21 
4 16 25 74 26 
5 9 14 78 22 
6 24 10 75 25 
7 18 27 68 32 
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18. Se tiene la siguiente información de una zona productora: 


1 2 

2 3 16 74 
3 1 10 73 
4 4 14 76 
5 2 15 75 
6 2 15 72 


Calcule: 


a) Porosidad promedio 


b) Suponiendo que no existe gas, estime las saturaciones promedio de agua y de 
petróleo. 


19. Los datos de presión capilar para un sistema agua-petróleo son: 


100 0 


La muestra utilizada para generar los datos de presión capilar fue tomada de un es- 
trato caracterizado por una permeabilidad de 300 md y una porosidad de 17%. Ge- 
nere los datos de presión capilar para un estrato que tiene una porosidad del 15% y 
una permeabilidad de 200 md. La tensión interfacial medida es de 35 dinas/cm. 


20. Dados los siguientes datos de permeabilidades obtenidas de un análisis de nú- 
cleos, se desea estimar la permeabilidad promedio del yacimiento. 
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E Permeabilié 
3998-4002 200 
4002-4004 130 
4004-4006 170 
4006-4008 180 
4008-4010 140 


21. Se tiene un yacimiento de petróleo a una presión de burbujeo de 3000 Ірса y tem- 
peratura de 160*F. El petróleo tiene una gravedad API de 42° y una relación gas-pe- 
tróleo de 600 PCN/BN. La gravedad específica del gas en solución es 0,65. Se cono- 
cen además los siguientes datos: 

Área del yacimiento, acres .................... 640 


Espesor promedio, ріеѕ....................... 10 
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22. 


23. 


Saturación de agua соппа!га................... 0,25 
Porosidad efectiva, 96 ........................ 15 


Calcule el petróleo inicial en BN. 


Un yacimiento de petróleo se caracteriza por poseer las curvas de presión capilar 
mostradas en la Figura 5.52. 


tn Profündidad (pies). Permeabilidad (má) 
1 6000-6016 10 
2 6016-6025 300 
3 6025-6040 100 
4 6040-6055 30 
5 6055-6070 3 
Se conoce además: 
9 RU. "TT 6070 
Densidad del petróleo, lb/pie?. ................. 32 
Densidad del agua, lbypie? .................... 65,0 


Calcule y represente gráficamente los perfiles de saturación de agua y de petróleo 
del yacimiento. 

Suponiendo flujo continuo laminar, calcule la permeabilidad a partir de las si- 
guientes medidas realizadas en un nücleo usando aire: 


Tasa de flujo, ст?/вев........................ 2 
Temperatura, °Р............................- 65,0 
Presión de entrada, atm ...................... 2 
Presión de salida, ашт........................ 1 
BEES OI И кка Буза Ыы ыр Ин 2 
Longitud, ст... ааа. 3 
Viscosidad, ср.............................. 0,018 


24. Calcule la permeabilidad promedio a partir del siguiente análisis de núcleos: 


4000-4002 50 


4002-4005 20 
4005-4006 70 
4006-4008 100 
4008-4010 85 


25. Calcule la permeabilidad promedio de una formación compuesta por las siguientes 


arenas en serie: 
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abilidad (md) . 


70 
400 
100 

60 


1 
2 
3 
4 


Suponga: 
a) Sistema lineal 
b) Sistema radial con ry = 0,3 y re = 1450 pies 


26. Tres estratos de 4, 6 y 10 pies, respectivamente, presentan un flujo en paralelo. La 
profundidad del tope del primer estrato es 5012 pies. Los análisis de núcleos repor- 
tan las siguientes permeabilidades para cada estrato: 


Estrato 3 
k (md) 


5016-5017 210 5022-5023 100 


5013-5014 50 5017-5018 205 5023-5024 95 
5014-5015 395 5018-5019 60 5024-5025 20 
5015-5016 110 5019-5020 203 5025-5026 96 
5020-5021 105 5026-5027 98 

5021-5022 195 5027-5028 30 

5028-5029 89 

5029-5030 86 

5030-5031 90 

5031-5032 10 


Calcule la permeabilidad promedio de la zona productora, esto es: 5012-5032 pies. 


27. Estime la permeabilidad absoluta de la siguiente formación caracterizada por una 
porosidad promedio y saturación de agua promedio de 15% y 20%, respectivamente. 
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4101-4102 262 
4102-4103 88 
4103-4104 87 
4104-4105 168 
4105-4106 71 
4106-4107 62 
4107-4108 187 
4108-4109 369 
4109-4110 77 
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28. 


29. 


30. 


ndi 


4111-4112 161 
4112-4113 50 
4113-4114 58 
4114-4115 109 
4115-4116 228 
4116-4117 282 
117-4118 776 
4118-4119 87 
4119-4120 47 
4120-4121 16 
4121-4122 35 
4122-4123 47 
4123-4124 54 
4124-4125 273 
4125-4126 454 
4126-4127 308 
4127-4128 159 
4128-4129 178 


4110-4111 127 


Calcule: 
a) Permeabilidad promedio. 


Regresar al contenido 


b) Suponiendo un yacimiento formado por 4 estratos de igual longitud, calcule la 


permeabilidad para cada estrato. 


Calcule la altura de un plano de saturación del 3596 a partir de los siguientes datos 


de presión capilar reportados en el laboratorio: 


Presión capilar en el yacimiento para 5, = 0,35, Ipc ...... 18 
Tensión superficial agua-petróleo, dinas ............... 24 
Tensión superficial gas-petróleo, dinaS................. 72 
Densidad del agua, lb/pie? ........................... 68 
Densidad del petróleo, Ib/pie? ........................ 53 
Una formación tiene una compresibilidad de 10 x 10% Ipc''. Calcule el porcentaje 


en la disminución del volumen poroso de la formación cuando la presión disminu- 
ye de 8000 a 10000 Ipca. Suponga que la compresibilidad de la formación perma- 


nece constante sobre este rango de presión. 


Estime la compresibilidad de una formación que está caracterizada por una porosi- 
dad del 1396, usando la correlación de Hall y la correlación de Newman. Compare 


los resultados. 
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Permeabilidades relativas 


Introducción 


Todo lo explicado hasta el presente sobre permeabilidad es válido para aquellos 
casos en los cuales existe un solo fluido en el medio poroso. Hemos visto que la permea- 
bilidad absoluta de un medio poroso es una característica inherente de la roca y mide su 
habilidad para dejar pasar un fluido a través de los canales interconectados si el medio 
poroso se encuentra saturado 100% con el fluido. 


Desafortunadamente, по se sabe del descubrimiento de un yacimiento petrolífe- 
ro que no contenga agua en el espacio poroso. Esta cantidad de agua, la cual se consi- 
dera natural de la formación y se le identifica como agua intersticial o agua connata, 
no sólo reduce el espacio poroso a los hidrocarburos, sino que causa, además, que al 
menos dos fases se encuentren presentes en el medio poroso: los hidrocarburos y el 
agua connata. 


Ahora bien, cuando más de un fluido está presente, la permeabilidad a cualquiera 
de ellos no sólo depende de la geometría del sistema de poros de la roca, sino también 
de la fracción y la distribución de cada fase, de las tensiones interfaciales, de la historia 
de saturación y de muchos otros factores! *. Si las fases fluyen simultáneamente, la sa- 
turación de cada fase será menor del 100% y, por lo tanto, se hace necesario calcular 
esta saturación y la permeabilidad para cada fluido. Esto define la permeabilidad de una 
roca a un fluido particular, conocida como permeabilidad efectiva. 
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Se define como la capacidad que tiene la roca para permitir el movimiento de un 
fluido cuando la saturación de éste sea menor del 100%. Esta propiedad se designa 
como: Ko, Kw y Kg, que representan la permeabilidad efectiva al petróleo, al agua y al 
gas, respectivamente. De lo anterior se concluye que la suma de las permeabilidades 
efectivas siempre es menor que la permeabilidad absoluta. 


Numerosos estudios de laboratorio”? han concluido que la permeabilidad efecti- 
va de cualquier fluido del yacimiento depende de la saturación y de las características 
humectantes de la formación. Esto significa que para definir completamente las condi- 
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Permeabilidades relativas 


ciones a las cuales existe una permeabilidad efectiva dada, deben especificarse las 
saturaciones, esto es: 55, Sy y S. 

Normalmente, las permeabilidades efectivas se miden en el laboratorio en peque- 
fias muestras de nücleos, pero debido a que existen muchas posibles combinaciones de 
saturación para un solo medio poroso, se acostumbra resumir y reportar los datos de 
laboratorio como permeabilidad relativa. 


2. Permeabilidad relativa 


Cuando dos o más fluidos fluyen al mismo tiempo en el medio poroso, la permea- 
bilidad relativa de cada fase a una específica saturación equivale a la razón entre la per- 
meabilidad efectiva de dicha fase y la permeabilidad absoluta, es decir: 


К 


k = = 6.1 
ro k ( ) 
k y 
Кар = E (6.2) 
k 
ks va (6.3) 


donde Ko, Ку, y Kj, son las permeabilidades relativas al petróleo, al agua y al gas, res- 
pectivamente; К, la permeabilidad absoluta; k,, la permeabilidad efectiva al petróleo a 
una determinada saturación de petróleo; kų, la permeabilidad efectiva al agua a una de- 
terminada saturación de agua; у K¿, la permeabilidad efectiva al gas a una determinada 
saturación de gas. 


Por ejemplo, si la permeabilidad absoluta de una roca es 200 та y la permeabilidad 
efectiva K, a la saturación de petróleo de 80% es 60 md, entonces, la permeabilidad 
relativa К,, es 0,30 a Sọ = 080. 


Ahora bien, como las permeabilidades efectivas pueden variar desde cero hasta К, 
pueden tener cualquier valor entre cero y uno, es decir: 


0< ky, Кроу 10 


En este punto es conveniente precisar que cuando existen tres fases presentes, la 
suma de las permeabilidades relativas (К, + Kro + Kg ) es variable y siempre menor о 
igual a la unidad. 


No obstante, la permeabilidad relativa se determina, por lo general, para sistemas 
bifásicos agua-petróleo y gas-petróleo, con agua connata inmóvil, y se representa gráfi- 
camente mediante un par de curvas comúnmente referidas como curva de permeabili- 
dad relativa para la fase no mojante kpm y curva de permeabilidad relativa para la fase 
mojante K,,. Esta ишта se designa comúnmente сото Кү. 
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3. Permeabilidades relativas a dos fases 


Cuando una fase mojante y otra no mojante fluyen simultáneamente en un medio 
poroso, cada una de ellas sigue un camino separado y distinto de acuerdo con sus caracte- 
rísticas humectantes, lo cual da como resultado la permeabilidad relativa para la fase hu- 
mectante y la no humectante. Considerando el modelo capilar mostrado en la Figura 6.1, 
se observa que las fuerzas capilares hacen que la fase humectante se encuentre dentro del 
espacio poroso cercano a las paredes, ocupando los canales de flujo de los poros más pe- 
queños. Estos canales no con- 
tribuyen al flujo, y por lo tanto, 
la presencia de saturaciones ba- 
jas de la fase humectante afec- 
tará la permeabilidad de la fase 
no humectante sólo hasta cierto 
punto. 


So+Sy= 1 Paredes 


Figura 6.1. Modelo capilar en un sistema mojado por agua. 


Debido a que la fase no humectante se localiza en la parte central, ocupando los 
canales de los poros más grandes, contribuirá al flujo del fluido a través del yacimiento 
y, por lo tanto, las saturaciones bajas de la fase no humectante podrán reducir drástica- 
mente la permeabilidad de la fase humectante. 


La Figura 6.2 presenta un par de curvas típicas de permeabilidades relativas para 
un sistema agua-petróleo, considerando el agua como la fase humectante. 


En esta figura se pueden á B B 
distinguir cuatro puntos muy M4 Flujo de petróleo más agua ——J3M— —^9 


А 1,0 
importantes: | 


1. El punto 1 en la curva de 
permeabilidad relativa de 
la fase mojante muestra 
que una saturación pe- 
queña de la fase no mo- 
jante reducirá drástica- 
mente la permeabilidad 
relativa de la fase mojante. 


———L--4--- 


0,6 


0,6 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 


й 


E No hay 0.4 
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Permeabilidad relativa al agua , ky 


Permeabilidad relativa al petróleo , К, 


La razón de esto es que la Ме 
fase no mojante ocupa los | petróleo 
espacios de los poros más 0,2 1 0,2 
grandes, lo cual facilitará i 
el flujo de dicha fase. А 

2. El punto 2 en la curva де z Soc | 


permeabilidad relativa де 0 


1 іб з 
la fase no mojante mues- A OA 


100 80 60 40 20 0 


tra que ésta comienza a 4———————  Saturación de petróleo, S; 
fluir a saturaciones relati- Figura 6.2. Comportamiento típico del flujo de dos fases. 


vamente bajas. En el caso 


311 


COPYRIGHT © 2010 EDICIÓN ESPECIAL GÓAJIRO BLANCO / elgoajiroblanco)hotmail.com 
PARA COMPRAR AL DETAL O AL MAYOR, ESTE Y OTROS PRODUCTOS, FAVOR PREGUNTAR POR EL GÓAJIRO BLANCO, EN EL MERCADO LAS PLAYITAS. 
ADVERTENCIA: "EL DERECHO DE AUTOR NO ES UNA FORMA DE PROPIEDAD SINO UN DERECHO CULTURAL. EXIGE TU DERECHO" 


Regresar al contenido 


Permeabilidades relativas 


de que esta sea petróleo, la saturación en este punto se denomina saturación de 
petróleo crítica, Soc - 


3. El punto 3 en la curva de permeabilidad relativa de la fase mojante muestra que 


ésta cesa de fluir a saturaciones relativamente grandes. Esto se debe a que dicha 
fase ocupa preferencialmente los espacios porosos más pequeños, donde las fuer- 
zas capilares son mayores. La saturación de agua en este punto se refiere como sa- 
turación de agua irreducible $ o saturación de agua connata, 5, (ambos térmi- 
nos son intercambiables). 


4. El punto 4 en la curva de permeabilidad relativa de la fase no mojante muestra que, 


a bajas saturaciones de la fase mojante, los cambios en la saturación de esta última 
tienen poco efecto en la magnitud de dicha curva. La razón es que, a bajas satura- 
ciones, el fluido de la fase mojante ocupa los espacios porosos más pequeños y 
materialmente no contribuye al flujo y, por lo tanto, al cambiar la saturación de és- 
tos su efecto en el flujo de la fase no mojante es mínimo. Esto indica que una por- 
ción del espacio poroso disponible, aunque interconectado, contribuye poco a la 
capacidad conductiva de los fluidos. 


Este proceso puede visualizarse en reverso. En la figura anterior se ha considerado 


que la fase no mojante es el petróleo y la fase mojante es el agua. Las curvas mostradas, 
que son típicas para las fases mojante y no mojante, pueden invertirse mentalmente 
para visualizar el comportamiento de un sistema donde el petróleo sea la fase mojante. 


Permeabilidad relativa 


para un sistema gas-petróleo (adaptada de Slider'?). 


Nótese también que la permeabilidad 
total de ambas fases, К, +K, es 
menor de 1, en las regiones B y C. 


El análisis anterior puede aplicar- 
se a datos de permeabilidades relativas 
para un sistema gas-petróleo, como 
puede observarse en las curvas típicas 
que se muestran en la Figura 6.3. 


El gráfico anterior puede llamarse 
también datos de permeabilidad re- 
lativa para un sistema gas-líquido, 
pues se construye en función de la satu- 
ración de líquido. Dichos datos son los 
típicos de permeabilidad relativa para 
"AT Diu мо 50 "? ип sistema gas-petróleo en presencia 

de agua connata. Puesto que el agua 
connata ocupa los poros más pequeños 
en la presencia de petróleo y gas, no 


Figura 6.3. Curvas de permeabilidad relativa 


produce diferencia si es el agua o el petróleo el que ocupa estos poros pequeños, pues 
ambos están inmóviles. Consecuentemente, en presencia de agua solamente, la curva de 
permeabilidad relativa para el petróleo toma una forma de S, mientras que en presencia 
del gas tomará la forma de la fase mojante, o sea, cóncava hacia arriba. Nótese además 
que la saturación de gas списа S¿. es generalmente muy pequeña. 
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Otro fenómeno importante asociado con el flujo de fluido a través del medio poro- 
so es el que ocurre en el desplazamiento de fluidos inmiscibles, en el cual es imposible 
reducir a cero la saturación del fluido desplazado. Esta pequeña saturación, a la que, 
presumiblemente, el fluido desplazado deja de ser continuo, es la que se conoce como 
saturación residual. 


Teóricamente, la saturación crítica y la saturación residual deberían ser exacta- 
mente iguales para cualquier fluido; sin embargo, en muchas ocasiones no ocurre así, 
debido a que la historia de saturación de las dos medidas es diferente. De hecho, la satu- 
ración crítica se mide en la dirección de aumento de saturación, mientras que la residual 
se mide disminuyéndola. 


Tal como se analizó en los datos de pre- 
sión capilar, dicha historia de saturación tiene 
un efecto en la determinación de las permeabili- 
dades relativas, lo cual se ilustra en la Figura 6.4. 


Si Ја muestra de roca es inicialmente satu- 
rada con la fase mojante, por ejemplo agua, y 
los datos de permeabilidades relativas se obtie- 
nen disminuyendo la saturación de esta fase 
mientras fluye el fluido no mojante, por ejem- 
plo petróleo, el proceso se denomina drenaje 
o desaturación. Por el contrario, si los datos 
se obtienen aumentando la saturación de la 
fase mojante, el proceso se llamará imbibi- 


ción o resaturación. Esta definición es con- 0 Sw% — ME 
sistente con la que se usa en la presión capilar. Figura 6.4. Efectos de histéresis 
La diferencia en permeabilidad cuando se cam- en las permeabilidades relativas. 


bia la historia de saturación se denomina his- 
téresis. En vista de que las medidas de permeabilidad están sujetas a este fenómeno, es 
importante duplicar, en el laboratorio, la historia de saturación del yacimiento. 


Las curvas de permeabilidades relativas se pueden obtener de diferentes formas y 
ya existen en la literatura una serie de correlaciones que permiten determinarlas segün 
el nümero de fases fluyentes en el medio poroso. 
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3.1. Proceso de drenaje 


Segün algunas teorías de formación del petróleo, el agua fue lo primero que entró 
en la formación. Posteriormente, el petróleo migra hacia la formación y se va moviendo 
en el yacimiento, desplazando algo del agua y reduciéndola a una saturación residual. 
Por esta razón, cuando se descubre un yacimiento, los espacios porosos muestran una 
saturación de agua connata y una de petróleo. En el caso de que sea el gas el agente des- 
plazante, éste se mueve en el yacimiento y va desplazando el petróleo. 


Esta misma historia puede ser duplicada en el laboratorio para eliminar los efectos 
de histéresis. En general, el procedimiento en el laboratorio consiste en saturar el nü- 
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cleo con agua, luego desplazarla inyectando petróleo hasta que la saturación sea la resi- 
dual y, después, desplazar el petróleo del núcleo con gas. Este proceso de flujo se conoce 
como empuje con gas o drenaje o proceso de agotamiento. En él, la fase no mojante au- 
menta continuamente y el fluido de la fase mojante disminuye continuamente. 


3.2. Proceso de imbibición 


El proceso de imbibición se realiza en el laboratorio del modo siguiente: primero se 
satura el núcleo con el agua (fase mojante) y, luego, se inyecta petróleo para desplazar el 
agua hasta su saturación irreducible (connata). Este procedimiento de drenaje tiene 
como objetivo establecer la saturación original de los fluidos que se encuentran cuando 
se descubre el yacimiento. Luego, la fase mojante (agua) se reintroduce en el núcleo y se 
aumenta continuamente. Este es el proceso de imbibición y tiene el propósito de produ- 
cir los datos de permeabilidad relativa necesarios en los cálculos de un empuje con agua 
o inyección de agua. 

La Figura 6.4 ilustra esquemáticamente la diferencia en los procesos de drenaje e 
imbibición para medir la permeabilidad relativa. Se observa que la técnica de imbibición 
hace que la fase no mojante (petróleo) pierda su movilidad en valores más altos de satu- 
ración de agua, mientras que el método de drenaje causa que sea la fase mojante la que 
pierda su movilidad a valores más altos de saturación. En todo caso, los dos procesos 
tienen efectos similares en la curva de la fase mojante (agua). 


3.3. Correlaciones para dos fases 


En muchos casos, cuando no existen datos de permeabilidades relativas tomados 
en muestras actuales del yacimiento en estudio, se hace necesario estimar las permeabi- 
lidades relativas en alguna otra forma. A tal efecto, se han desarrollado varios métodos y 
correlaciones de acuerdo con el número de fases fluyentes en el medio poroso, para lo 
cual se han tomado en cuenta varios parámetros, incluyendo: 


• Saturaciones inicial y residual 
* Datos de presión capilar 


Además, es importante señalar que la mayoría de las correlaciones propuestas 
usan la saturación efectiva de la fase como parámetro de correlación, definida por las 
siguientes ecuaciones: 


= ———— 6.4 
T Wes Vn 
* S == 5 
‚= Е (6.5) 
l= Sie 
У 5 
l= Se 
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donde S,, 5; y Se son las saturaciones de petróleo, agua y gas efectivas, respectiva- 


mente; So, Sw y Sg, las saturaciones de petróleo agua y gas, respectivamente; y S, , la 
saturación de agua connata (irreducible). 


3.3.1. Correlación de Wyllie y Gardner 


Wyllie y Gardner!* observaron que en algunas rocas la relación entre el recíproco 
del cuadrado de la presión capilar y la saturación efectiva de agua es lineal en un amplio 
rango de saturación. Honarpour et al. '? presentaron en una forma tabulada los resulta- 
dos obtenidos por Wyllie y Gardner. Así se tiene: 


* Permeabilidades relativas en un sistema petróleo-agua. Proceso: DRENAJE 


ы t E ER Ecuación 
l3, (Sa)? (6.7) 
Arena no consolidada, pobremente clasificada (q -sa-si  (s;)*? (6.8) 
Arena cementada, calizas oolíticas a- SY a- 52) (so)! (6.9) 


• Permeabilidades relativas en un sistema gas-petróleo. Proceso: DRENAJE 


a po de formación ааш. 
Arena no consolidada, bien clasificada (S9)? i-s)? (6.10) 


Arena no consolidada, pobremente clasificada (5,)?° d- SY (—-sj 5) (611) 


Arena cementada, calizas oolíticas, rocas con (S; 0-5, 1 – 522) (6.12) 
porosidad vugular 


Wyllie y Gardner!* también propusieron las siguientes expresiones que pueden 
usarse cuando se conoce una permeabilidad relativa: 


• Sistema petróleo-agua 
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a S. 
kw = (Sw y ” Kro | P | (6.13) 


* Sistema gas-petróleo 
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Ко = ($5) — К E (6.14) 


3.3.2. Correlación de Torcaso y Wyllie 


Torcaso y Wyllie! desarrollaron una ecuación simple para calcular la permeabili- 
dad relativa para la fase petróleo en un sistema gas-petróleo. Tal expresión permite esti- 
mar k,, a partir de las medidas de K, y tiene la siguiente forma: 
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Ko = К 


(S;)* 


Permeabilidades relativas 


а= 5) (1–(5;)2) 


Regresar а! contenido 


(6.15) 


La expresión anterior es de gran utilidad, ya que las medidas de К, son fáciles de 


tomar, mientras que las de K,, tienen mayor grado de dificultad. 


EJERCICIO 6.1 


Genere los datos de permeabilidades relativas para una arena no consolidada bien 
agrupada usando la correlación de Wyllie y Gardner!*. Suponga los siguientes valores 
críticos: Soc = 0,30; Swe = 025 Sg, = 005. 


Solución: 


• Paso 1: Calcule los datos de permeabilidades relativas para un sistema petró- 


0,25 
0,30 
0,35 
0,40 
0,45 
0,50 
0,60 
0,70 


0,0000 
0,0667 
0,1333 
0,2000 
0,2667 
0,3333 
0,4667 
0,6000 


0,0000 
0,0003 
0,0024 
0,0080 
0,0190 
0,0370 
0,1017 
0,2160 


• Paso 2: Aplique la ecuación 6.10 en conjunto con la ecuación 6.4 y genere los datos 


de permeabilidades relativas para un sistema gas-petróleo. 
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3.3.3. Correlación de Pirson 


Pirson'”, haciendo consideraciones petrofísicas, desarrolló relaciones generales 
para determinar las permeabilidades relativas de las dos fases, mojante y no mojante, 
tanto para los procesos de imbibición como de drenaje. Dichas expresiones son aplica- 
bles a rocas humectadas por agua y son las siguientes: 


» Para la fase mojante 


kw S S. (6.16) 


Esta ecuación es válida para ambos procesos 


* Para la fase no mojante 


Imbibición: 
NR 1] ко 
сш 1— Swc Sam ; 
Drenaje: 
= * 0,5 
(Крма = @— Sili- (Si, 192 /5, ] (6.18) 


donde 5, es la saturación де la fase no mojante; 5,,, la saturación de agua; у S}, la sa- 
turación de agua efectiva definida por la ecuación 6.5. 


EJERCICIO 6.2 


Resuelva el problema del ejercicio anterior para un sistema agua-petróleo usando 
la correlación de Pirson?”. 


Solución: 
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BE 4941 kw ENS 
0,25 0,0000 0,0000 
0,30 0,0667 0,007 
0,35 0,1333 0,016 
0,40 0,2000 0,029 
0,45 0,2667 0,047 
0,50 0,3333 0,072 
0,60 0,4667 0,148 
0,70 0,6000 0,266 


3.3.4. Correlación de Corey 


Corey? propuso una expresión matemática para generalizar los datos de permea- 
bilidades relativas para un sistema gas-petróleo. La aproximación es buena para los pro- 
cesos de drenaje, esto es: gas desplazando al petróleo. 
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Ко = 152)" (6.19) 


k (5.18=5,) (6.20) 


y 
donde la permeabilidad al gas efectiva Sa está definida en la ecuación 6.6. 


EJERCICIO 6.3 


Use la correlación de Corey!? para generar los datos de permeabilidades relativas 
para una formación con una saturación de agua connata de 0,25. 


Solución: 


0,0667 0,759 0,001 


0,1333 0,564 0,004 
0,2667 0,289 0,033 
0,4000 0,130 0,102 
0,5333 0,047 0,222 
0,6667 0,012 0,395 
0,8000 0,002 0,614 
0,9333 0,000 0,867 


3.4. Permeabilidades relativas usando datos de presión 
capilar 
Wyllie у Gardner!* desarrollaron las siguientes expresiones matemáticas para de- 
terminar las permeabilidades relativas para un proceso de drenaje utilizando datos de 
presión capilar. A partir de un gráfico de 1 / p? vs Sẹ, se pueden obtener los datos para 
calcular las permeabilidades relativas mediante las siguientes ecuaciones: 


Sw dSy 
2 2 
Sy 75 pc: ; 
Клу = Eu AL (6.21) 
17 Swc n dS, 
Swe р? 
545, 
2 2 
1—5 P 
Ko = E Li С. (6.22) 
1— Swc dSy 
Swe pz 


donde las integrales pueden resolverse numérica o gráficamente. 


318 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


Estos autores también presentaron dos expresiones para generar permeabilidades 
relativas al petróleo y al gas en presencia de una saturación de agua connata, conside- 
rando que esta saturación forma parte de la matriz de la roca, para dar: 


2 2 
5.—5 
Ко = | о = o Pc (6.23) 


SiS | s. Pe 
-1- 2-3 >] 5-с (6.24) 


donde S, es Іа saturación de petróleo residual; S,,., la saturación de agua connata; у 
5 гс, la saturación de gas crítica. 
EJERCICIO 6.4 

La curva de presión capilar para un sistema agua-petróleo entre la saturación de 
agua connata y una saturación de agua del 100% está dada por la siguiente ecuación 
lineal: 

p. = 22- 205, 

La saturación de agua connata es 30%. Usando la correlación де Wyllie y Gardner, 
genere los datos de permeabilidades relativas para un sistema petróleo-agua. 

Solución: 

• Paso 1: Integre la ecuación de presión capilar, para dar: 


da lll 
а (22208, )? 1440— 400b] |440— 400a 


• Paso 2: Evalúe la integral anterior para los siguientes límites: 


Г ds 
T 1 1 
S 3 -| Н |- 002188 
302—205) 440— 4000) | |440 — 40000,3) 


и dS, 1 
$ = | ————— — 000313 


440— 400(S \ 


Гау 


w 


= oozs- 
(22— 205, y 
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• Paso 3: Construya la siguiente tabla: 


kw. 

Ecuación 6. 
0,30 0,0000 
0,40 0,0004 
0,50 0,0039 
0,60 0,0157 
0,70 0,0466 


3.5. Permeabilidades relativas a partir de ecuaciones 


analíticas 


“Ecuación 6.22 ' . 
1,0000 
0,7195 
0,4858 
0,2985 
0,1574 
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En simuladores numéricos se utilizan muchas expresiones analíticas para determi- 
nar datos de permeabilidades relativas y presión capilar de cada fase. Las expresiones 
más comunes se detallan a continuación: 


• Sistemas petróleo-agua 


jm = S, ]° 
Ко = ls, me | 


1– Бис 7 Sorw 
n 
S me S Ww 
kw = (Kw је s |- = 9 | 
wc orw 


n 
_ 1-56 =50 |^ 
Pcwo = (р. )5 и |-- Swe — Sow 


• Sistemas gas-petróleo 


n 
=e 


Кро = (Kro)s y. = = 3, 
gc c 


n 
S,-S s 
kig = (Краја, | MR 
Ig ( Ig )5 Е Sy S 
n 
5. =Е n 
= Бас Пир _ 
Pego (pc )5, E Sk E] 


donde Sy (= Swe + Sorg 


(6.25) 


(6.26) 


(6.27) 


(6.28) 


(6.29) 


(6.30) 


) es la saturación de líquido total crítica; (Kyo )s,, Іа permeabili- 


dad relativa al petróleo a la saturación de agua connata; (К ) Sg! la permeabilidad rela- 
tiva al gas а la saturación de gas crítica; Sow , saturación de petróleo residual en el siste- 
ma agua-petróleo; Sorg, la saturación de gas residual en el sistema gas-petróleo; Soc, 
saturación de gas crítica; (Ky, ) Som! la permeabilidad relativa al agua a la saturación de 


petróleo residual; no, Nw, Ng, Ngo» 
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tivas; Payo. la presión capilar para un sistema agua-petróleo; (р, )s.. , la presión capilar a 
la saturación de agua connata; пр, el exponente de la curva de presión capilar en el siste- 
ma agua-petróleo; Pego, la presión capilar para un sistema gas-petróleo; n, , el expo- 
nente en la curva de presión capilar рага un sistema gas-petróleo; y (Pe )s, , la presión 
capilar a la saturación de líquido crítica. 


Los exponentes y coeficientes de las ecuaciones 6.25 hasta 6.29 se determinan 
usualmente por el método de mínimos cuadrados, hasta que los valores se correspon- 
dan con los datos de permeabilidades relativas y de presión capilar obtenidos 
experimentalmente o en el campo. 


Las Figuras 6.5 y 6.6 ilustran esquemáticamente las saturaciones críticas y los co- 


EJERCICIO 6.5 


Usando las expresiones analíticas 6.25 hasta 6.30, genere los datos de presión ca- 
pilar y permeabilidades relativas. Se tiene además, la siguiente información: 


E 
5 
о 
о 
z$ 
55 
ДЕ 
rrespondientes valores de permeabilidad relativa que se usan en las ecuaciones 6.25 5 à 3 
hasta 6.30. mo? 
BES 
= 
m 
їй 1.0 ст S 
(krols, E 
S«U 
0,8 $98 
Е б б iH 
m oz 
a Фет 
E (Kew cáo 
$ ов 06 Bony (ко, 258 
Ћ 5 Огепаје 33 g 
Е Ко kw 5 25 a 
El W m 
E 04 04 È Я 2 5 
È g e 
E $38 
Ë mou 
0,2 0.2 ES 5 
== 
ЈЕ 
00 Em 
M^ 20 40 60 d 100 are 
WC Saturación de agua, % ом Saturación de líquido. % m 8= 
EST 
OZx 
Figura 6.5. Curvas de permeabilidades relativas Figura 6.6. Curvas de permeabilidades relativas g g а 
РА ; Ра m 
para un sistema agua-petróleo. para un sistema gas-petróleo. а 20 
285 
ата 
FS 
ES 
gc 
ба 
“y 
z 
» 
Ф 
Swe = 025 Зову = 0,35 Sg = 005 i 
(Кроја, = 085 (Kw )s = 04 Sorg = 023 
(Kro)s „ = 0,60 (Кш) = 095 (Pes, = 201рс 
ng = 09 ny = 15 пр = 0,71 
Про = 12 ng = 06 (Ре )5, = 30 1рс 
Пре = 0,51 
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Solución: 
• Paso 1: Calcular la saturación residual de líquido: 


Sy = Swe + Sorg = 025+023 = 048 


• Paso 2: Generar las los datos де permeabilidades relativas y presión capilar para un 
sistema petróleo-agua usando las ecuaciones 6.25 a 6.27. 


z: a Ecuáción 6:26 


0,25 0,850 0,000 
0,30 0,754 0,018 
0,40 0,557 0,092 
0,50 0,352 0,198 
0,60 0,131 0,327 
0,65 0,000 0,400 


» Paso 3: Generar los datos de permeabilidades relativas y presión capilar para un 
sistema gas-petróleo usando las ecuaciones 6.28 a 6.30. 


0,05 0,600 
0,10 0,524 
0,20 0,378 
0,30 0,241 
0,40 0,117 
0,52 0,000 


4. Razón de permeabilidades relativas 


Otra relación ütil que se deriva del concepto de permeabilidad relativa es la razón 
de permeabilidad relativa, la cual se presta más fácilmente al análisis y correlación del 
comportamiento del flujo bifásico que la misma permeabilidad relativa. Dicha razón ex- 
presa la capacidad de flujo del fluido del yacimiento en relación con su capacidad para 
permitir la circulación de otro fluido en las mismas circunstancias y su magnitud puede 
variar desde cero hasta infinito. Las dos razones de permeabilidad relativa más usadas 
son la del gas con respecto al petróleo, К / К,о, y la del agua con respecto al petróleo, 
Kny / Кро, entendiéndose que para un sistema dado ambas cantidades se deben determi- 
nar simultáneamente. 

En la descripción matemática del flujo bifásico, siempre se utiliza la razón de per- 
meabilidad (por ejemplo: Kj; / Kro O Kyo / К) en las ecuaciones de flujo. La Figura 6.7 
presenta un gráfico de Kg / K, en función de saturación de agua. Debido a las altas va- 
riaciones en los valores de la razón de permeabilidad relativa se acostumbra represen- 
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tarla en la escala logarítmica del papel semilog. Como se puede observar en la figura 
mostrada, generalmente las curvas de razón de permeabilidad relativa resultantes tie- 
nen la parte central absolutamente lineal, por lo que esta razón suele expresarse en fun- 
ción de la saturación de la manera siguiente: 


«— — — — —— Saturación de gas 
18 = ge? (6.31) 9 


E Saturación de agua y petróleo —— — — —.» 
dd 0,30 0,40 0,50 0,60 0,70 0,80 0,90 1,00 
REA: задиви SRM GRE MEAT 


Las constantes a y b pueden 
determinarse a partir del gráfico 
mostrado en la Figura 6.7, selec- 
cionando la coordenada de dos 
puntos diferentes en la porción de 
la línea recta de la curva y sustitu- 
yéndolos en la ecuación 6.31. Las 
dos ecuaciones resultantes pueden 
resolverse simultáneamente para 
determinar las constantes a y b. 


Para encontrar los coeficien- 
tes de la ecuación 6.31 seleccione 
en la porción lineal de la Figu- 
ra 6.7, los siguientes dos puntos: 


* Punto 1: a una 5, = 02, la 


razón de permeabilidad rela- 
tiva K yg / Kro = 007 
* Punto 2: a una 5, = 04, la 


kr! kro 


razón de permeabilidad rela- 

tiva Ky, / Kro = 070 

Sustituyendo los puntos ante- 
riores en la ecuación 6.31, resulta: 
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007=а е2 
_ 0,4b 
| 070=ае 0,008 [——34 poc E 
К р А 0,006 Е == 
Resolviendo simultáneamen- |4 
te se obtiene: 0,004 
| 0,003 
• El intercepto а = 0007 
0,002 
• La pendiente b = 11513 
0,001 
Por lo tanto: 0,10 0,20 0,30 0,40 0,50 0,60 0,70 0,80 


Saturación de petróleo ————————-» 


Figura 6.7. Curvas de permeabilidades relativas 
para un sistema gas-petróleo!. 


8. = 9007e! 51358 
ro 


k 
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En forma similar, la Figura 6.8 muestra un gráfico semilog de К,, / K,,, versus satura- 
ción de agua. En este caso, la parte media de la línea recta en la curva se expresa por la si- 
guiente relación: 


К. 
пера РВИ (6.32) 
Ky 
10000 === 
E 
TEE 
1000 + 
EL 
[Ll 
пи“ 
10022202 
== 
р 
= 10 Ed 
x — === 
~ [—1 
E = 
“Ы 
== 
[ 1. | 
=== 
== 
mm 
оо 
== р 
ЧЕБЕН i 
0,001 __ 


0 20 и! 100 
Saturación E agua Fa 


Figura 6.8. Gráfico semilog de la razón de permeabilidad relativa versus saturación para un sistema 
agua-petróleo (adaptada de Frick y Taylor!?). 


5. Seudocurvas de permeabilidades relativas dinámicas 


Para un yacimiento de varias capas con cada estrato descrito por una serie de cur- 
vas de permeabilidades relativas, es posible tratar el yacimiento como si estuviese for- 
mado por una sola capa caracterizada por una porosidad promedio, por una permeabili- 
dad absoluta y por un sistema de seudocurvas de permeabilidades relativas dinámicas. 
Estas propiedades promedio se calculan aplicando las siguientes relaciones: 


* Porosidad promedio: 


Уфћ 
$ — 121 
Уһ 


i=] 


(6.33) 


324 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


• Permeabilidad absoluta promedio: 


к==__ (6.34) 


• Permeabilidad relativa promedio para la fase mojante: 
n 
Ут) (К) 
К = =— (6.35) 


п 
(kh); 
=1 


1 


• Permeabilidad relativa promedio para la fase по mojante: 


n 
y (kh); (Kinm )i 
2 4 
Култ = а eee (6.36) 
Yun 
i=l 
donde el suscrito i se refiere a cualquier medida individual; п, número total de estratos; 
h;, el espesor del estrato i; К;, la permeabilidad del estrato i; Клу, la permeabilidad relati- 
va promedio de la fase mojante; у k,,,,,, la permeabilidad relativa promedio de la fase по 
mojante. 


Las correspondientes saturaciones promedio deben determinarse usando las 
ecuaciones 5.21 hasta 5.23, las cuales por conveniencia se repiten a continuación: 


шо2'пеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


• Saturación de petróleo promedio: 
n 
SN фћ 5 
S NEL 
о 


Уфћ 


i=l 
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• Saturación de agua promedio: 


n 
Уфћ Зи 
S A i=l 


sH 
Уфћ 


1=1 
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• Saturación de gas promedio: 


n 


Уфћ За 


= _ 11 

5g T n 
Уфћ 
i=l 


donde el suscrito 1 se refiere a cualquier medida individual y h; representa el espesor del 
intervalo para el cual $;, Soi; Sgi y Swi aplican. 


6. Normalización y promedios de datos de permeabilidad 
relativa 


Como los resultados de pruebas de permeabilidades relativas llevadas a cabo en 
varias muestras de núcleos de una roca del yacimiento varían, es necesario promediar 
los datos obtenidos en muestras de rocas individuales. Antes de usarlas en la predicción 
de la recuperación del petróleo, las curvas de permeabilidad relativa deben normalizarse 
para quitar el efecto que produce considerar diferentes saturaciones iniciales de agua y 
saturaciones críticas de petróleo. Por otra parte, la permeabilidad relativa puede ser 
de-normalizada y asignada a diferentes regiones del yacimiento basándose en la satura- 
ción crítica de fluido que existe en cada región. 


El método más comúnmente usado ajusta todos los datos para reflejar los valores 
asignados del final (valores extremos), luego determina una curva ajustada promedio y, 
finalmente, construye una curva promedio para reflejar las condiciones del yacimiento. 
Este procedimiento se describe generalmente como normalizando y de-normalizando 
los datos de permeabilidad relativa. 


Para realizar el procedimiento de normalización es conveniente indicar los pasos 
de los cálculos para cada muestra de núcleo i en forma tabulada, tal como se muestra a 
continuación: 


Sw Kro kw * Sw —Зис _ y _ Kro | i Kw 


ШИГ» T ds. 


wc 


La siguiente metodología de normalización describe los pasos necesarios para un 
sistema agua-petróleo conforme a la tabla antes citada: 


e Paso 1: Seleccione varios valores de S,, comenzando con 5, (columna 1), y enu- 
mere los correspondientes valores де K,, y Ку, en las columnas 2 y 3. 
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Paso 2: Calcule la saturación de agua normalizada S,, para cada serie de curvas de 

permeabilidad relativa y enumere los valores calculados en la columna 4 usando la 

siguiente expresión: 
Е Sw 7 Swc 


Sy = 


(6.37) 
1— Swe T Soc 


donde 5 „. es la saturación de petróleo crítica; Swc, la saturación de agua connata; 
y S, la saturación de agua normalizada. 


Paso 3: Calcule la permeabilidad relativa normalizada para la fase petróleo a dife- 

rentes valores de saturación de agua usando la siguiente ecuación 6.38, y forme la 

columna 5. 
€ kio 


= 6.38 
m 7 жи (6.38) 


donde K,, es la permeabilidad relativa al petróleo a diferentes Sw; (K,5)s.. , la per- 

meabilidad relativa al petróleo a la saturación de agua connata; y К, la permeabi- 

lidad relativa al petróleo normalizada. 

Paso 4: Normalice los datos de permeabilidad relativa al agua aplicando la siguien- 

te expresión y coloque estos resultados en la columna 6: 
М Kw 


= (6.39) 
di (Клу )s,. 


donde K,, es la permeabilidad relativa al agua a diferentes Sw; (Ка. )5 _. la per- 
meabilidad relativa al agua a la saturación crítica de petróleo; у Ку, la permeabili- 


dad relativa al agua normalizada. 


Paso 5: Usando coordenadas cartesianas regulares, represente las permeabilida- 
des relativas normalizadas k;, y Ку, versus S,, para todas las muestras de núcleos 


шог'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


y еп el mismo gráfico. 
Paso 6: Seleccionando valores arbitrarios de S;,, determine los valores promedios 


de las permeabilidades relativas normalizadas para el petróleo y para el agua en 
función de la saturación de agua normalizada, y calcule el promedio de К y Кт 
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aplicando las siguientes relaciones: 


n 


y (КАК n ); 
(К) = 21—— (6.40) 


Yun, 
iz 
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n 


SN (KK); 
(k5,) = = ———- (6.41) 


donde el suscrito n se refiere al número total de muestras de núcleos; h; representa 
el espesor de la muestra і; y k;, la permeabilidad absoluta de la muestra i. 


Paso 7: Consiste en de-normalizar las curvas promedio para reflejar el yacimiento 
real y las nuevas condiciones S4. y 5, del mismo. Estos parámetros son la parte 
más crítica de esta metodología y, por lo tanto, se debe invertir esfuerzo en deter- 
minar valores representativos. La Sy. y Swc se determinan de promedios efectua- 
dos en datos de núcleos, análisis de registros o correlaciones versus gráficos, 
сото (Kro)s,,. VS Suc; (Клу sy VS Soc Y Soc VS Syyc, los cuales deben construirse 
para determinar si existe una correlación significativa. A menudo, los gráficos de 


К e : 
Sor У Swe VS log E pueden demostrar una correlación confiable para determinar 


los puntos finales de saturación, como se muestra esquemáticamente en la Figu- 
ra 6.9. 


(kros (к), 


Sor k 
үө 


5 S wc 


wc 
Figura 6.9. Relaciones de las saturaciones críticas. 


Cuando se han estimado valores representativos para los puntos finales (o extre- 


mos) de las saturaciones, es de nuevo conveniente realizar los cálculos de de-normali- 
zación en forma tabulada, tal como se muestra a continuación: 
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Sw = Sw 7 Swc 7 Soc) + Swe Ко = (Кро 5 kw = (KrwMKnw)S.. 


donde (К )5 y (Kw ) 5 Son las permeabilidades relativas promedios del petróleo y del 
agua a las saturaciones de agua connata y de petróleo crítica, respectivamente, y están 
dadas por: 


(Кю) = = o (6.42) 


Кид = E (6.43) 


EJERCICIO 6.6 


A continuación se presentan la información obtenida de las medidas de permeabi- 
lidades relativas realizadas en tres muestras de núcleos: 


iN : Núcleo 3 
ћ (pies) 1 1 1 
К (тд) 100 80 150 
Soc 0,35 0,28 0,35 


5 0,25 0,30 0,20 


0,20 - - = - 1,000* 0,000 
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0,25 0,850* 0,000 - = 0,872 0,008 
0,30 0,754 0,018 0,800 0 0,839 0,027 
0,40 0,557 0,092 0,593 0,077 0,663 0,088 
0,50 0,352 0,198 0,393 0,191 0,463 0,176 
0,60 0,131 0,327 0,202 0,323 0,215 0,286 
0,65 0,000 0,400* 0,111 0,394 0,000 0,350* 
0,72 = E 0,000 0,500* = - 


* Saturaciones críticas. 


Se conoce que una 5, de 0,27 y una Spe de 30 % son las que describen mejor la 
formación. Genere los datos de permeabilidad relativa al agua y al petróleo usando las 
nuevas saturaciones críticas. 
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Solución: 


• Paso 1: Calcule la saturación de agua normalizada S,, para cada núcleo usando la 


ecuación 6.39. 


0,20 
0,25 
0,30 
0,40 
0,50 
0,60 
0,65 
0,72 


0,000 
0,238 
0,476 
0,714 
0,833 
1,000 


• Paso 2: Determine la permeabilidad relativa a la saturación crítica para cada nú- 


cleo. 
üclec - Núcleo 3 
(Kro)s,,.. 0,850 0,800 1,000 
(Kms o, 0,400 0,500 0,35 


• Paso 3: Calcule (k,, ) Su Y (kw) s„ Aplicando las ecuaciones 6.42 y 6.43 para obtener: 


(Kro)s,,. = 0906 
(Ки )5, = 0,402 


• Paso 4: Normalice los datos de permeabilidad relativa al agua y al petróleo para to- 


dos los núcleos: 
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• Paso 5: Usando coorde- 


nadas cartesianas regula- SY Y | Núcleo k 
100 


res, grafique las permea- 
bilidades relativas nor- 
malizadas К y Ку, ver- 


0,6 
*fo5 " 
04i 


sus S, para todas las 
muestras de nücleos y en 
el mismo gráfico como se 
muestra en la Figura 6.10. 
* Paso 6: Seleccione valo- 
res arbitrarios de S,, y 


07 08 09 1 


calcule los valores pro- 0 01 202 03 04 05 06 
medios de las permeabili- 
dades relativas normali- 
zadas para el petróleo y para el agua aplicando las ecuaciones 6.40 y 6.41. 


w 


Figura 6.10. Datos promedio de permeabilidad relativa. 


0,10 0,91 0,88 0,93 0,912 0,035 0,075 0,020 0,038 
0,20 0,81 0,78 0,85 0,821 0,100 0,148 0,066 0,096 
0,30 0,72 0,67 0,78 : 0,735 0,170 0,230 0,134 0,168 
0,40 0,63 0,51 0,70 0,633 0,255 0,315 0,215 0,251 
0,50 0,54 0,46 0,61 0,552 0,360 0,405 0,310 0,348 
0,60 0,44 0,37 0,52 0,459 0,415 0,515 0,420 0,442 
0,70 0,33 0,27 0,42 0,356 0,585 0,650 0,550 0,585 
0,80 0,23 0,17 0,32 0,256 0,700 0,745 0,680 0,702 
0,90 0,12 0,07 0,18 0,135 0,840 0,870 0,825 0,833 


* Paso 7: Use las nuevas condiciones Soe y Swe para de-normalizar las curvas pro- 


medio y genere las permeabilidades relativas requeridas. Se construye la siguiente 
tabla: 
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Tal como lo señala Ahmed!, este procedimiento de normalización propuesto para 
los sistemas agua-petróleo podría extenderse a otros sistemas, esto es: gas-petróleo o 
gas-agua. 


7. Permeabilidades relativas a tres fases 


La permeabilidad relativa de un fluido se define como el cociente entre la permea- 
bilidad efectiva del fluido a un valor de saturación dado y la permeabilidad absoluta a 
100% de saturación. Cada sistema poroso tiene características únicas de permeabilidad 
relativa que deben ser medidas experimentalmente. Ahora bien, la determinación expe- 
rimental directa de las propiedades de permeabilidades relativas a tres fases es extrema- 
damente dificultosa y envuelve técnicas complejas pues requieren conocer la distribu- 
ción de saturación a lo largo del núcleo. Por esta razón, es más fácil determinar 
experimentalmente las características de permeabilidad relativa basándose en sistemas 
de dos fases. 


En un sistema trifásico la permeabilidad relativa al agua depende solamente de la 
saturación de agua. Como ésta puede fluir solamente a través de los poros pequeños in- 
terconectados que están presentes en la roca y es capaz de acomodar su volumen, su 
flujo no depende de la naturaleza de los fluidos que ocupan los otros poros. Similarmen- 
te, la permeabilidad relativa al gas depende solamente de la saturación de gas. Éste, 
como el agua, es restringido a un particular rango de tamaño de los poros y su flujo tam- 
poco está influenciado por la naturaleza del fluido o de los fluidos que llenan los poros 
remanentes. | 


Los poros disponibles рага el flujo de petróleo son aquellos, que en tamaño, son 
más grandes que los poros por donde fluye el agua y más pequeños que por donde pasa 
el gas. Por otra parte, el número de poros ocupados por petróleo depende de la distribu- 
ción del tamaño particular de los poros de la roca donde las tres fases coexisten y de la 
saturación de petróleo. 

En general, la permeabilidad relativa de cada fase (agua, gas y petróleo) en un sis- 
tema de tres fases está esencialmente relacionada con la actual saturación, según las 
siguientes funciones: 


kw = f(Sy) (6.44) 
Кы = f(Sg) (6.45) 
MS SO (6.46) 


La función dada en la ecuación 6.46 no es muy conocida y, por lo tanto, se han pro- 
puesto varias aproximaciones para estimar las permeabilidades relativas trifásicas a 
partir de dos sistemas bifásicos: 


• Sistema 1: petróleo-agua 


Ком = f (Sw) 
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Kw = f(Sy) 

* Sistema 2: petróleo-gas 
Krog = HS ) 
Ка = f(Sg) 


donde Kow se define como la permeabilidad relativa al petróleo en un sistema bifásico 
agua-petróleo y, similarmente, Kog, como la permeabilidad relativa al petróleo en un 
sistema bifásico gas-petróleo. El símbolo k, se usa para la permeabilidad relativa al pe- 
tróleo en el sistema trifásico. 


La representación grafica de las permeabilidades relativas trifásicas se realiza en 
diagramas triangulares, mediante un triángulo equilátero con cada lado dividido en 100 
partes iguales. Estos gráficos ilustran los cambios en los valores de permeabilidad relati- 
va cuando las tres fases fluyen simultáneamente. Los datos de permeabilidad relativa se 
trazan en líneas de porcentaje constante, conocidas como isoperms (petróleo, agua y 
gas), las cuales dependen de los valores de saturación de las tres fases en la roca. 


Leverett y Lewis”, en 1941, reportaron los resultados obtenidos en pruebas de flu- 
jo continuo realizadas en arenas no consolidadas usando tres fases: petróleo, agua y 
gas. A partir de estos datos, se crearon los conceptos básicos sobre el flujo de fluidos de 
tres fases. Los principales resultados de esta investigación se ilustran en las Figu- 
ras 6.11, 6.12 y 6.13. Los fluidos utilizados fueron nitrógeno, kerosén y salmuera. La per- 
meabilidad relativa a la fase mojante, en este caso el agua, mostró ser únicamente fun- 
ción de la saturación de dicha fase. Esto se debe al hecho de que la fase humectante ocu- 
pa las porciones del espacio poroso adyacentes a los granos de arena, ocupando los po- 
ros más pequeños abiertos al flujo. Por lo tanto, a un determinado nivel de saturación de 
la fase mojante, la misma porción de los poros está ocupada por la fase humectante sin 
tomar en cuenta la saturación de las otras dos fases. 


Las Figuras 6.11 y 6.12 mues- 
tran datos de permeabilidades relati- 
vas para el petróleo y el gas en un sis- 
tema trifásico. Los datos se han re- 
presentado en diagramas triangulares 
para definir las condiciones de satu- 
ración de la roca y las permeabilida- 
des relativas se presentan como lí- 
neas de permeabilidad relativa de 
porcentaje constante. 


En la Figura 6.11 se observa que 
para una saturación de petróleo del 
60% y una saturación de agua del 40%, 
la permeabilidad relativa al petróleo es 
aproximadamente 34%. Para igual sa- 


turación de petróleo y una saturación Figura 6.11. Permeabilidad relativa al petróleo en 
función de saturación (tomado de Leverett y Lewis?0). 
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de agua del 20%, dicha permeabilidad aumenta aproximadamente a 38% y, si la satura- 
ción de agua es cero, es aproximadamente 18%. Se nota, entonces, que al cambiar la sa- 
turación de agua y de gas las características de flujo del petróleo van cambiando debido 
a que el petróleo toma caminos de flujo más tortuosos. 


La variación de la permeabilidad relativa al gas con las saturaciones de las otras fa- 
ses a saturaciones de gas constantes se muestra en la Figura 6.12. Cuando el gas se en- 
cuentra presente en un sistema, es el fluido con la menor tendencia a humectar la roca y, 
por lo tanto, debería tener una propiedad (humectabilidad o permeabilidad) que sólo de- 
penda de las saturaciones de líquido total de las otras dos fases. Es decir, la fase gas de- 
penderá solamente de las saturaciones de líquido total, independientemente de como 
este total esté compuesto en cada fase. 


La Figura 6.13, presentada también por Leverett y Lewis”, muestra las regiones 
en las cuales cada una de las fases está en movimiento, observándose que la región de 
saturación donde las tres fases fluyen simultáneamente es muy pequeña. Así por ejem- 
plo, para saturaciones de gas mayores del 35%, sólo fluye gas en el sistema. Para satu- 
raciones de gas entre 18 y 35% y saturaciones de agua menores del 40%, fluyen el pe- 
tróleo y el gas; mientras que, para saturaciones de agua entre 18 y 85% y saturaciones 
de petróleo variando desde 15 hasta 82%, en las regiones donde la saturación de gas 
no excede el 15%, solamente fluyen agua y petróleo, Y, finalmente, la región de tres fa- 
ses, está centrada alrededor de la región que tiene 20% de gas, 30% de petróleo y 50% 
de saturación de agua. 

100% Gas 100% Gas 


БШШ 1 fase 
2 2 fases 
3 fases 


100% Agua 100% Petróleo 100% Agua 100% Petróleo 


Figura 6.12. Permeabilidad relativa al gas Figura 6.13. Límites aproximados 
en función de saturación de saturaciones de todos los componentes en la 
(tomado де Leverett y Lewis?0), corriente de flujo (tomado de Leverett y Lewis!?). 


7.1. Correlaciones para permeabilidades relativas trifásicas 


Honarpour, Keoderitz y Harvey? realizaron un estudio amplio sobre permeabilida- 
des relativas de dos y tres fases y presentaron varias correlaciones para estimarlas. Así 
por ejemplo, para un sistema trifásico, el método más simple de aproximación propues- 
to para predecir permeabilidades relativas al petróleo está definido por: 


334 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


Kro = Krow Krog (6.47) 
Existen otras correlaciones prácticas y más aproximadas que han sido desarrolla- 
das, entre las que se incluyen: 
• Correlación de Wyllie”! 
* Modelo I de Stone? 
* Modelo II de Stone?? 
* Correlación de Hustad-Holt?* 


7.1.1. Correlación de Wyllie 


(1 - Sur) 


E 
> 
8 
> 5 
HE 
ЕЁ 
је 
Wyllie?! propuso las siguientes ecuaciones para permeabilidades relativas de tres #309 
р 228 
fases en un sistema mojado por agua: FE: 
| : D" ТЕО 
• Para una arenisca cementada, roca vugular o caliza oolítica HE 
CEN 
2 2 2 omo 
52 [a- Swe)? —(Sw + 5, — Suc Y ] dE 
g^ : (648) 558 
(1— Swc ) 288. 
m пе 
3 22g 
к _ 5205 +5 — 25у) (6.49) $88 
ro = s y : 332 
A- Бис) и 
528. 
4 m3» 
S =S 325 
Ка = | 2 (6.50 8368 
1- S mau 
we 355 
PEE 
* Para una arena no consolidada, bien clasificada 832 
— до, 
p = [Sw 7 Зи (651) 528 
Bid 1—5 БЕН 
we eaz 
mI 
s T 
о Бог 
p = —2— (6.52) fai 
1 3 2D 
(17 Suc) SS 
ELE 
3 4 "E 
So (25„ +5, — 25,2) ть 
kg, = э ж (6.53) #8 
5 5 Б 
:0 
“y 
5 
E 
t 


7.1.2. Modelo I de Stone 


Stone? presentó un modelo probabilístico para calcular los datos de permeabili- 
dades relativas en un sistema de tres fases, basándose en los datos de permeabilidades 
relativas a dos fases para sistemas agua-petróleo y gas-petróleo. El modelo combina la 
teoría de flujo por canal en el medio poroso con conceptos probabilísticos que permiten 
obtener un resultado simple para la determinación de permeabilidades relativas al pe- 
tróleo en presencia de flujo simultáneo de agua y gas. Asimismo, toma en cuenta los 
efectos de histéresis cuando las saturaciones de agua y gas están cambiando en la mis- 
ma dirección de los dos sistemas de datos. 
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El uso de la teoría de flujo por canal implica que la permeabilidad relativa al agua y 
la presión capilar agua-petróleo en el sistema trifásico son funciones solamente de la 
saturación de agua, independientemente de las saturaciones de petróleo y gas. Además, 
son la misma función en el sistema trifásico que en el sistema bifásico gas-petróleo. 


Similarmente, la permeabilidad relativa al gas y la presión capilar gas-petróleo en 
el sistema trifásico son función de la saturación de gas tanto en el sistema trifásico como 
en el sistema bifásico gas-petróleo. 


Stone? mostró que cuando el pe- 
tróleo es desplazado simultáneamente 
por agua y gas, existe una saturación 
de petróleo residual denominada satu- 
ración de petróleo mínima, Som, dife- 
rente de cero (Figura 6.14), la cual es 
diferente de la saturación de petróleo 
crítica en un sistema petróleo-agua 
(esto es Sony) y de la saturación de pe- 


100% 


os, Gas 
XI Som 


Sgmax 


10096 
Petróleo 


tróleo residual en el sistema gas-petró- 100% 
Agua Svimax 
leo (esto es Sorg). 
Stone” introdujo las siguientes Figura 6.14. Zona de petróleo móvil en el flujo 
expresiones para definir las saturacio- de tres fases”, 
nes normalizadas: 
* 5 "E S 
S, = ——9———?? — para S, = S (6.54) 
о (1 = Sue a Sony) о от 
+ 5 =ч 5 
Sy = 2 para Sy = S (6.55 
w @— Sue — Som) Р w wc ) 
. S 
S : (6.56) 


8 (I- 5, — Som) 


La permeabilidad relativa al petróleo еп el sistema trifásico está definida por: 


Kio = 4 P (6.57) 
Con los multiplicadores 8,, y B, definidos por: 
Kyow (S 
В = o Pal (6.58) 
l- Si 
Кура (32) 
Qo "28 (6.59) 
1– Sg 


donde S,,, es Іа saturación de petróleo mínima; К оу , la permeabilidad relativa al petró- 
leo determinada del sistema bifásico agua-petróleo a la saturación Sw; y Krog, la per- 
meabilidad relativa al petróleo determinada del sistema bifásico gas-petróleo a S, . 
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La dificultad al usar el primer modelo de Stone” está en seleccionar la saturación 
de petróleo mínima. Fayers y Mathews” propusieron la siguiente expresión que permite 
determinarla: 


Som = GS oy + 1— a)Sorg (6.60) 
Sg 
con e = 1- —2————- (6.61) 
17 Swe 7 Sorg 


donde Sp es la saturación de petróleo residual en el sistema de permeabilidad relativa 
petróleo-agua y Sorg, la saturación de petróleo residual determinada en el sistema de 
permeabilidad relativa bifásico gas-petróleo. 

Aziz y Settari?? señalaron que el modelo de Stone”? podría dar valores de К, mayo- 
res que la unidad y propusieron la siguiente expresión normalizada para dicho modelo: 


= 5; KrowXrog (6.62) 
a- 5,)0— 5) (Ко) 


Ky 
donde (К, )5 „ es el valor de la permeabilidad relativa al petróleo a la saturación de agua 
connata determinada a partir del sistema de permeabilidad relativa petróleo-agua. Es 
importante precisar que generalmente se supone que las curvas de k,g y Krog se miden 
en presencia de agua connata. 


7.1.3. Modelo II de Stone 
La dificultad para determinar Som fue lo que llevó al desarrollo de este segundo 
modelo de Stone”, donde se propone la siguiente expresión para estimar la permeabili- 
dad relativa al petróleo: 


Ew К 
Ko = (К), om * Ky, [zm es - (Kay +Krg ) (6.63) 
TO wc го 


we 


El modelo es una buena aproximación para un sistema trifásico de permeabilida- 
des relativas. 
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7.1.4. Correlación де Hustad-Holt 


Hustad y Но“ modificaron el Modelo I de Stone introduciendo un término expo- 
nencial en las saturaciones normalizadas y obtuvieron la siguiente expresión: 
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Krow Krog 
ko = |———- (y? (6.64) 
| [Бе в 
donde: 
S. 
2 (6.65) 


| 0-5,)0—5;) 
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s! _ So — Som 
о 
17 Swe 7 Som Sec 
" Sg — Sc 


(6.66) 


(6.67) 


(6.68) 


El término 8 puede ser interpretado como una variable que varía entre cero y uno 
para bajas y altas saturaciones, respectivamente. Si el exponente n es 1, la correlación es 
idéntica al primer modelo de Stone. El aumento de n por encima de uno causa que los 
puntos, con igual permeabilidad al petróleo (conocidas como isoperms del petróleo) a 
saturaciones de petróleo bajas, se separen de uno a otro valor de n por debajo de la uni- 


dad, lo cual hace que el efecto sea opuesio. 


EJERCICIO 6.7 


Se realizaron pruebas de permeabilidades relativas bifásicas en un nücleo con el 
fin de generar los datos de permeabilidad relativa para los sistemas petróleo-agua y pe- 


tróleo-gas, obteniéndose la siguiente información: 
Sg = 010 
Sory = 015 
(Кроја, = 088 
Swe = 015 
Sorg = 005 


А saturaciones de S, = 40%, Sy = 3096y S, = 30%, se determinaron las permea- 


bilidades relativas bifásicas, las cuales son: 
Kow = 0,403 Krog = 0175 
Kw = 0030 Ка = 0035 


Estime las permeabilidades relativas trifásicas a tales saturaciones usando los dos 


modelos de Stone??23. 


Solución: 
a) Modelo |: 
* Paso 1: Calcular Som aplicando las ecuaciones 6.61 y 6.60: 


5 3 
A A ШЕН 
= Sorg 1— 015— 005 


Som = USony t (0 — G)Sorg = (0625)(015) + (1 — 0625)(005) = 01125 
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• Paso 2: Calcular las saturaciones normalizadas aplicando las ecuaciones 6.54 has- 


ta 6.56: 
А S,-S 04 — 01125 
E о m. = — 0,3898 
(1– Swe Som) 1—015— 01125 
: S,-S 03-015 
Sy = = we = | = 02034 
@— Sue = Som) 1—015—01125 
А 5 0, 
= É _ = 0,4068 


sS — ——— (BR 
$ (1-5, Som) 1-015-01125 


e Paso 3: Estimar K, usando la ecuación 6.62: 


Kyo 


_ S; к | _ 0,3898 [олов (0175) 


x = = 0067 
@— 5, )1— S5) (Kyo )5 (1— 02034)(1 — 0,4068) 088 | 


b) Modelo И: 
Aplicar la ecuación 6.63 para obtener: 


0,406 1 
Кро = 088 пш «os [8775 + 036] – (003 + 0035) | = 0044 
088 088 


7 


8. Problemas! 


1. Dados los siguientes datos de una arena consolidada bien clasificada: 


Spe = 0,30 
5, = 006 
Soc = 0,35 
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Genere los datos de permeabilidades relativas para el proceso de drenaje, usando: 


• Correlación de Wyllie y Gardner 
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• Correlación de Pirson 
• Método de Corey 
2. Los datos de presión capilar para un sistema agua-petróleo son: 


Sw. 
0,25 35 
0,30 16 
0,40 8,5 
0,50 5 
1,0 0 
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a) Genere los datos de permeabilidades relativas para el sistema. 


b) Usando el concepto de razón de permeabilidades relativas, grafique K,, / K yy 
versus S,, en papel semi log y determine los coeficientes de la siguiente expre- 
sión: 


Kio Ikw gg" 


3. Use los datos de permeabilidades relativas dados en el ejercicio 6.6 y genere los va- 


5. Encuentre los coeficientes de la siguiente relación: К. / Kro = ae 


lores de permeabilidades relativas para el estrato en el yacimiento con las siguien- 
tes características: 


h=] 
Зис = 025 
Soc = 025 


1,9 0,50 
0,109 0,30 


552 
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Introducción 


El estudio del flujo de fluidos en los yacimientos de petróleo es probablemente una 
de las áreas de la ingeniería de yacimientos que más requiere del conocimiento de las 
matemáticas! 3, Las formas matemáticas de estas relaciones están basadas en dos con- 
ceptos fundamentales: la ley de Darcy y el balance de materiales, y sus variaciones de- 
penden de las características del yacimiento? !!, entre las cuales deben considerarse: la 
configuración geométrica del sistema, la compresibilidad de los fluidos, la invariabilidad 
de las tasas de flujo y de la presión con tiempo, o bien el flujo de una o más fases simul- 
táneas. Ahora bien, una ecuación en particular se podrá aplicar solamente a un solo tipo 
de tales características, lo cual hace difícil considerar todas las combinaciones posibles. 

Por esta razón, en este capítulo se tratará la descripción de algunas de ellas de 
acuerdo con lo presentado por Ahmed$ y se dejará que el lector haga sus propias deriva- 
ciones para algün caso particular. 

Por lo antes expuesto, uno de los principales objetivos de esta sección es el de pre- 
sentar las diferentes relaciones matemáticas que han sido disenadas para describir el 
comportamiento de flujo de los fluidos del yacimiento y зећајат cómo el ingeniero puede 
reconocer las características de cada uno de ellos. 
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1. Clasificación del flujo de fluidos 
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Los sistemas de flujo en el yacimiento se clasifican de acuerdo con el tipo de fluido, 
los regímenes de flujo, el ángulo de buzamiento, la geometría de flujo y el número de fa- 
ses fluyentes' 257.12, 


1.1. Tipos de fluidos 


Para identificar los fluidos del yacimiento se toma en cuenta el coeficiente de com- 
presibilidad isotérmica. En general, desde este punto de vista, los fluidos se clasifican en 
tres grupos: 


* fluidos incompresibles 
* fluidos ligeramente compresibles 
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• fluidos compresibles 


Como se presentó en el capítulo 3, el coeficiente de compresibilidad isotérmica c, 
se describe matemáticamente por las siguientes expresiones: 


• En términos del volumen de fluido: 


сщ (7.1) 


• En términos де la densidad del fluido: 


c=-1 %2 (7.2) 


p др 


donde V y p son el volumen y la densidad del fluido, respectivamente. 


1.1.1. Fluidos incompresibles 
Un fluido incompresible es aquél cuyo volumen (o densidad) no cambia con la pre- 
sión, esto es: 


ду 
— 2-0 


En realidad, el fluido incompresible no existe; sin embargo, este comportamiento 
se supone en muchos casos debido a que simplifica la deducción y la forma final de mu- 
chas ecuaciones de flujo, y es suficientemente exacto para muchos propósitos prácticos. 


1.1.2. Fluidos ligeramente compresibles 


Un fluido ligeramente compresible es aquél cuyo cambio de volumen debido a la 
presión (o densidad) es bastante reducido". Conociendo el volumen V; de un líquido li- 
geramente compresible a una determinada presión de referencia p;, los cambios en su 
comportamiento volumétrico pueden describirse matemáticamente integrando la ecua- 
ción 7.1 para obtener la siguiente expresión: 


р а 
-с] ар = | 

р; Vj 
Pero 
P od 

Vi 

Por lo tanto: 
у = ye (PTP) (7.3) 
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donde p es la presión, Ірса; V, el volumen a la presión p, pie”; p;, la presión inicial (refe- 
rencia), Ipca; y V;, el volumen del fluido en las condiciones de referencia, pie”. 
La función e* puede representarse por la expansión de la serie: 


2 3 х? 


X 

с“ =1+х+-——+——+.+— (7.4) 
21 3! n! 

Si se considera que el exponente x es muy pequeño (el cual representa el término 

c(p; — p), entonces e* puede ser aproximada truncando los dos primeros términos de la 


serie, esto es: 
с“ 21x (7.5) 
Combinando la ecuación 7.3 con la ecuación 7.5 resulta: 
у= vi[rctp; – p)] (7.6) 
donde p es la presión en lpca; V, el volumen a la presión р en ріе?; у V; el volumen a la 


presión inicial o a una presión de referencia, p; (рг), en Ipca. 
Una derivación similar se puede aplicar a la ecuación 7.2 para obtener: 


p= pili- cto; - р)] (7.7) 
donde p es la presión, Ірса; p, la densidad a la presión p, Ір/ріе?; p,, la presión inicial de 
referencia, Ірса; y p;, la densidad del fluido a la presión inicial de referencia, Ib/pie?. 


Es conveniente sefialar que los sistemas de petróleo crudo y agua entran en esta 
categoría. 


1.1.3. Fluidos compresibles 


Son los fluidos que experimentan un gran cambio de volumen debido a la presión. 
Todos los gases se consideran compresibles. El caso aproximado de flujo de gas en el ya- 
cimiento se expresa por la ley de los gases reales: 


znRT 
р 


Diferenciando con respecto а la presión y manteniendo la temperatura constante, 
se obtiene: 


ау _ nRT dz 2пКТ _ d 142 _ [em 1 
dp р ар р? p jzdp p 


2 
У = о V= constante — 
p 


р 


Simplificando: 
140 142 1 
Vdp ғар р 
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Р 1 dV - 
Finalmente, como c 2 — Vap entonces, al sustituir, resulta: 
1 1[02 
Cg = РЕН У (7.8) 
р 2190); 


donde с. es el factor isotérmico de compresibilidad del gas en Ipc !. 
Para un gas ideal, 2 = 1, dz / dp = 0 ylacompresibilidad es simplemente el recípro- 
co de la presión; por lo tanto, un gas ideal а 1000 Ipca tiene una compresibilidad de 1000 
-6 inol 
x10 ° Ipc. 
Las Figuras 7.1 y 7.2 son ilustraciones del cambio de volumen y densidad en fun- 
ción de la presión para los tres tipos de fluidos. 


Incompresible Compresible 


Ligeramente compresible 


Ligeramente compresible 


Volumen —————»9 


+ Densidad del fluido — 


© 


Incompresible 


» Presión -—_Њ 
Figura 7.2. Densidad del fluido en función 
de presión para diferentes tipos de fluidos. 


Presión 
Figura 7.1. Relación presión-volumen 
para diferentes tipos de fluidos. 


1.2. Regímenes de flujo 


Existen básicamente tres tipos de condiciones o regímenes de flujo en función de la 
presión y del tiempo que deben ser identificados para clasificar el flujo de los fluidos del 
yacimiento: de flujo continuo, de flujo semi continuo y de flujo no continuo o transitorio. 


La Figura 7.3 muestra una comparación de la declinación de presión en función de 
tiempo para estos regímenes de flujo. 


1.2.1. Flujo continuo (steady state flow) 


Este régimen de flujo existe cuando en cada sección transversal a la dirección de 
flujo la densidad es constante en el tiempo; es decir, no existen cambios de presión ni de 
velocidad del fluido con el tiempo. Matemáticamente esto se expresa por: 


др D 
(2) =o 09 


En condiciones comparables, los yacimientos de gas alcanzan condiciones de es- 
tado continuo más rápidamente que los de petróleo. Esto se debe a que la viscosidad de 
los gases es mucho más baja, lo que se compensa por el aumento en la compresibilidad 
del fluido y la reducción del tiempo de readaptación. 
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En general, el comportamiento del 
estado continuo es adecuado cuando el 
tiempo de readaptación* es pequeño 
comparado con el tiempo transcurrido 
entre variaciones grandes de la tasa de 
flujo, o, en el caso de yacimientos, cuando 
es pequeño comparado con la vida pro- 
ductiva total del yacimiento. 


Flujo continuo 


Flujo semicontinuo 


Presión — 8» 


Flujo no continuo 


Tiempo 7 — P> 
1.2.2. Flujo semicontinuo Figura 7.3. Condiciones o regímenes de flujo. 
(pseudosteady state flow) 

También denominado flujo variable, existe cuando la presión declina linealmente 
con el tiempo en cualquier posición del yacimiento. Aquí, la tasa de declinación de la 
presión es directamente proporcional a la tasa de producción del yacimiento e inversa- 
mente proporcional al volumen de drenaje. Este tipo de régimen algunas veces se trata 
matemáticamente como una continuación del flujo continuo y se expresa por: 


д 
(2) = constante (7.10) 
ot), 


1.2.3. Flujo no continuo (unsteady state or transient flow) 


Es el flujo de la formación al pozo, en el cual la presión en el yacimiento no cambia 
linealmente con el tiempo. Se puede expresar por: 
др | 
—"| = fü, D(G.11 
(2) уштап 
Para obtener las ecuaciones de este Про de flujo se requieren tres relaciones: un 
balance de masa, una ecuación de estado y la ley de Darcy. 


1.3. Ángulo de buzamiento a) 
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Tal como se muestra en la Figura 7.4, 
cuando el ángulo de buzamiento es cero, se 
tiene un flujo horizontal y, por lo tanto, la 
fuerza de gravedad no será una fuerza de 
empuje durante el flujo del fluido. Si el flujo 
no es horizontal, se debe considerar el sra- Figura 7.4. Dirección de flujo: a) buzamiento 
diente de gravedad. En la ecuación 7.13, el arriba, b) buzamiento abajo. 
término gravitacional está relacionado con 
la densidad del fluido y con el cambio de elevación por la distancia (dz / dx). Si el ángulo 
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ш Tiempo que transcurre desde el momento еп que se produce un disturbio de presión hasta 
que se alcanzan las condiciones de flujo continuo, 
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de buzamiento es mayor de 5 grados, la gravedad contribuye de manera importante al 
flujo de fluidos. 


1.4. Geometría de flujo 


La mayoría de los yacimientos tienen límites irregulares y la descripción matemáti- 

ca rigurosa de su geometría sólo es posible con el uso de simuladores numéricos. Se ha 

identificado un buen número de geometrías 

a Е en el flujo де fluidos еп el yacimiento; sin em- 

PAS 077 bargo, para la mayoría de los problemas de 

ingeniería los sistemas geométricos de ma- 

———— yor interés práctico son los que dan origen a 

— los flujos lineal y radial. En el flujo lineal, 

como lo muestra la Figura 7.5, las líneas de 

flujo son paralelas y el fluido fluye en una 

sola dirección. Además, la sección transver- 
sal expuesta al flujo es constante. 


Un ejemplo muy comün del flujo lineal es el flujo de fluido en fracturas hidráulicas 
verticales como se ilustra en la Figura 7.6. 


——— 


Figura 7.5. Líneas idealizadas de flujo en un 
sistema lineal. 


Vista isométrica 
Vista horizontat 


AME 


4— Fractura 


Vista horizontal › Po | Hoyo del pozo 
—> 


Hoyo del pozo 


жер Vista lateral Lineas de flujo 
Fractura «< 
m 
Figura 7.6. Flujo lineal ideal en fracturas Figura 7.7. Geometría de flujo para un sistema 
verticales. radial. 


En el flujo radial, como lo muestra la Figura 7.7, las líneas de flujo son rectas y 
convergen en dos dimensiones a un centro común, por ejemplo, un pozo. La sección 
transversal expuesta al flujo disminuye a medida que se aproxima al centro. 


Ocasionalmente, el flujo esférico es de interés. En éste, las líneas de flujo son rec- 
tas y convergen en tres dimensiones hacia un centro común. Dependiendo del tipo de 
configuración de la terminación de pozos, es posible tener un flujo esférico o semiesfé- 
rico cerca de los pozos. Un pozo perforado en un pequeño intervalo podría resultar con 
este flujo en las cercanías de las perforaciones como se ilustra en la Figura 7.8. 


Un pozo que sólo penetra parte de la zona productiva, tal como se muestra en la Fi- 
gura 7.9, podría resultar con un flujo semiesférico. Esta condición puede ocurrir al for- 


348 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


Hoyo del pozo Hoyo del pozo 


Vista lateral Vista lateral 
Lineas de flujo A Л к Líneas de flujo 
Figura 7.8. Flujo esférico debido a una entrada Figura 7.9. Flujo semiesférico en un pozo 
limitada en el pozo. parcialmente penetrado. 


marse un cono de agua (conificación) en la parte inferior del pozo cuando existe un em- 
puje hidráulico. 


1.5. Fases fluyentes en el yacimiento 


Las expresiones matemáticas que se utilizan para predecir el comportamiento volu- 
métrico y la presión de un yacimiento varían en forma y en complejidad, dependiendo del 
número de fases en movimiento. Existen, en general, tres casos de sistemas de flujo: 


• de una sola fase: petróleo, agua о gas 

• de dos fases: petróleo-agua, petróleo-gas, o gas-agua 

• de tres fases: petróleo, agua y gas 

El flujo de una sola fase ocurre cuando sólo existe movimiento de un fluido en el 

medio poroso, bien sea petróleo, gas o agua; sin embargo, puede existir simultáneamen- 
te una segunda fase inmóvil como agua connata a la saturación de agua irreducible. En 
el flujo multifásico existen dos o más fases fluyendo simultáneamente en el medio poro- 
so. En este caso, la expresión matemática se hace compleja y es necesario tomar en 
cuenta los conceptos de permeabilidades relativas y viscosidades para determinar la 
cantidad de cada fase particular que fluye en cada punto del sistema. 


2. Ecuaciones de flujo 
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Las ecuaciones que se utilizan para describir el comportamiento del flujo continuo 
en un yacimiento pueden tomar muchas formas según el número de variables presentes; 
y, en general, se pueden desarrollar combinando la ecuación de la conservación de la 
masa con la de transporte y varias ecuaciones de estado. Como todas dependen de la ley 
de Darcy, es importante considerar primero esta relación del transporte de fluidos. 
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2.1. Ley de Darcy 


Tal como se mencionó en el capítulo 5, la ley fundamental que rige el flujo de flui- 
dos en el medio poroso es la ley de Darcy, introducida por primera vez en 1856 por Henry 
Darcy”. Esta expresión matemática establece que la velocidad de un fluido homogéneo 
en un medio poroso es proporcional al gradiente de presión e inversamente proporcio- 
nal a la viscosidad del fluido. Para un sistema lineal horizontal esta relación es: 
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q Кар 
а Мали А 7.12 
| А и dx 


donde у es la velocidad aparente del fluido a través de la arena en cm/seg y es igual а 1 i 
siendo q la tasa de flujo volumétrica еп cm?/seg y A, el área total transversal де la roca en 
сте, En otras palabras, A incluye el área del material de la roca y de los canales porosos. 
La viscosidad del fluido, и, se expresa en unidades centipoise, y el gradiente de presión, 
dp / dx, en atmósferas por centímetro, tomadas en la misma dirección que v y q. La cons- 
tante de proporcionalidad, k, es la permeabilidad de la roca expresada en unidades 
darcy. 

El signo negativo en la ecuación 7.12 se añade debido a que el gradiente de presión 
es negativo en la dirección del flujo, como se observa en la Figura 7.10(a). 

Si el flujo no es horizontal, una forma más generalizada de la ecuación 7.12 en uni- 
dades darcy es: 


_ 9 -ig. 08 а (7.13) 


_А и\ах 10133x10$ dx 


ар 
dx' 
dirección x; p, la densidad del fluido en g/cm?; а, el ángulo de buzamiento desde la hori- 
zontal: si a > 0 el flujo es buzamiento arriba y si а < 0, es buzamiento abajo; 
— P8. (s = sen 2 el gradiente de gravedad en atm/cm en la dirección de flujo. La 
10133 x10? 1dx 


constante 1,0133 x 106 es el nümero de dinas/cm? en una atmósfera y se requiere por- 
quep yg tienen las mismas unidades, tanto en el sistema cgs como en unidades darcy. 


donde v es la velocidad aparente en cm/seg; el gradiente de presión en atm/cm en la 


Para un sistema radial horizontal, el gradiente de presión es positivo, Figu- 
ra 7.10(b), y la ecuación de Darcy puede expresarse en la siguiente forma generalizada: 


— ИЕ х (22) ía 
A, ш\аг}, 
a) irección de fluj b) Dirección de flujo | 
à Dirección de fl РЕ 


Presión 
Presión 


Distancia, x ~ Distancia, г 


Figura 7.10. Diagrama де la presión en función де la distancia: a) flujo lineal, b) flujo radial. 
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donde q es la tasa de flujo volumétrica en el radio г; A, , el área de la sección transversal 
de flujo en el radio г; (dp / dr),, el gradiente de presión al radio г; y у, la velocidad apa- 
rente del fluido al radio r. 


El área de la sección transversal al flujo a un radio r es el área de un cilindro y para 
un pozo totalmente penetrado con un espesor neto h, viene dada por: А, = 2zrrh. 


La ley de Darcy es aplicable sólo si se cumplen las siguientes condiciones: 
1. Flujo laminar: si el número de Reynolds es mayor que uno, no es aplicable. 
2. Flujo continuo. 
3. Fluidos incompresibles. 
4. Formación homogénea: no existe reacción entre el fluido y la roca. 


Para flujo turbulento, que se produce a altas velocidades, el gradiente de presión 
aumenta en mayor porcentaje que la tasa de flujo y, por lo tanto, la aplicación de la ley de 
Darcy puede dar lugar a errores graves, haciéndose necesario realizar una modificación 
en la ecuación de Darcy. 


3. Flujo continuo 


Como se ha definido anteriormente, el flujo continuo representa la condición que 
existe cuando la presión a través de todo el yacimiento no cambia con el tiempo. Las 
aplicaciones para describir el comportamiento de flujo de diversos tipos de fluidos en di- 
ferentes geometrías del yacimiento se presentarán a continuación. Estos incluyen: 


• Flujo lineal de fluidos incompresibles 

• Flujo lineal de fluidos ligeramente compresibles 
• Flujo lineal de fluidos compresibles 

• Flujo radial de fluidos incompresibles 

• Flujo radial de fluidos ligeramente compresibles 
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» Flujo radial de fluidos compresibles 
• Flujo multifásico 
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3.1. Flujo lineal de fluidos incompresibles 


Si el medio poroso es un sistema li- 
neal horizontal, se supone que el flujo 
ocurre a través de un área A seccional "A 
constante, de tal forma que los extremos 
del sistema sean planos paralelos abiertos 


al flujo, y que la presión en cada extremo Р 

del sistema sea constante sobre la superfi- 

cie. Una representación típica se presenta K Е -> 

en la Figura 7.11. Figura 7.11. Sistema de flujo lineal. 
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Si un fluido incompresible fluye a través del elemento dx, entonces la velocidad del 
fluido v y la tasa de flujo q son constantes en todos los puntos. El comportamiento de 
flujo en este sistema puede expresarse por la forma diferencial de la ecuación 7.12. Se- 
parando variables en esta ecuación e integrando sobre la longitud del sistema lineal, re- 
sulta: 


Resolviendo la integral, se obtiene: 


en 


ge 


En unidades de campo la expresión anterior será: 


н copita (p; zu (7.15) 
и L | 


En este caso, la permeabilidad absoluta к debe expresarse en md, la viscosidad u en 
cp, el área seccional A en pie?, la tasa de flujo q en BY/día, la presión p en Ipca, y la distan- 
cia L en pies. 


EJERCICIO 7.1 


Un fluido incompresible de 2 cp está fluyendo en un medio poroso que tiene las si- 
guientes características: 


Longitud, рїеё$.............................. 2000 
Espesor, PIES: «codes REV sehe ERE ER Res 20 
Ancho, pies ...... 2... eese 300 
Permeabilidad, md .......................... 100 
Porosidad, 96 cisco аа ph С RA WARD 15 
Presión a la entrada del sistema, Ipc ............ 2000 
Presión a la salida del sistema, ipe ............. 1990 
Calcule: 


a) Tasa de flujo en BY/día 
b) Velocidad aparente del fluido en pie/día 
c) Velocidad actual del fluido en pie/día 


Solución: 
• Paso 1: Calcule el área seccional transversal 


А = (h) (ancho) = (20) (300) = 6000 pie? 


* Paso 2: Calcule la tasa de flujo usando la ecuación 7.14 
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T (0,001127)(100) (6000) (2000 — 1990) 


= 16905 BY/día 
2 (2000) 


* Paso 3: Calcule la velocidad aparente 


_ 4 _ 0069055615) 


= 0,0016 pie/día 
A 6000 


• Paso 4: Calcule la velocidad real 
_4_ (16905)(5,615) 


= = 00105 pie/día 
ФА (015)6000 


La diferencia en la presión (p, — p) en la ecuación 7.15 no es la única fuerza de 
empuje en el yacimiento. También existe la gravitacional, que debe tomarse en cuenta 
para determinar la dirección y tasa de flujo, puesto que la fuerza que ejerce el gradiente 
líquido está siempre dirigida verticalmente hacia abajo, mientras que los resultados de 
la que se genera debido a una caída de presión pueden ser en cualquier dirección. La 
fuerza que causa el flujo sería entonces la suma de estos dos vectores. En la práctica, 
este resultado se obtiene mediante la introducción de un nuevo parámetro, llamado po- 
tencial, que tiene las mismas dimensiones que la presión. Su símbolo es Ф. El potencial 
de un fluido en cualquier punto del yacimiento se define como la presión en ese punto 
menos la presión que podría ejercer una columna líquida extendida hasta un datum ar- 
bitrario. Si se designa como Az; la distancia vertical desde el punto i en el yacimiento 
hasta este datum arbitrario, entonces: 


Ф; —pj— (jar (7.16) 


donde p es la densidad en Ib/pie?. 
Expresando la densidad en g/cm?, la ecuación 7.16 queda: 


Ф, = p; – 0433yAz; (7.17) 


donde Ф; es el potencial del fluido en el punto i, Ipc; p;, la presión en el punto i, lpc; Az;, 
la distancia vertical desde el punto i hasta el nivel de datum seleccionado, cm; p, la den- 
sidad del fluido, Ib/pie?; y y, la densidad del fluido, g/cm?. 

El datum suele seleccionarse en el contacto gas-petróleo, en el contacto petró- 
leo-agua o en el punto más alto de la formación. En el uso de las ecuaciones 7.16 y 7.17 
para calcular el potencial de líquidos Ф; en el punto i, la distancia vertical Az; se asigna 
como un valor positivo, cuando el punto ¡ está por debajo del nivel de referencia y, como 
negativo, cuando está por encima del nivel de referencia, esto es: 
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• Cuando el punto / está por encima del nivel de referencia: 


Ф; = р; + (2 az y Ф; = р; – 0433yAz; 
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• Cuando el punto 1 está por debajo del nivel de referencia: 


Ф; =р;— p ez y Ф; =P; — 0,433yAz, 


z 
Aplicando este concepto generalizado a la ecuación 7.15, resulta: 
_ 0001127kA(D, — Ф, ) 
= a 


(7.18) 


Como se observa, la caída de potencial es igual a la caída de presión, sólo cuando 
el sistema de flujo es horizontal. 


EJERCICIO 7.2 


Resuelva nuevamente el ejercicio an- 
terior, suponiendo que el medio poroso se 
inclina con un ángulo de buzamiento de 5°, 
como se presenta en la Figura 7.12, y que el 
fluido incompresible tiene una densidad de 
42 lb/pie*. 


Pa = 1990 


Solución: 


• Paso 1: Se selecciona un nivel de refe- 
rencia a la mitad de la distancia verti- 
cal entre los dos puntos, esto es, 
87,15 pies, tal como se ilustra en la Fi- 
gura 7.12. 


Figura 7.12. Ejemplo de un estrato inclinado. 


• Paso 2: Se calcula el potencial del fluido en los puntos 1 y 2. 
Como el punto 1 se encuentra por debajo del nivel de referencia, se tiene: 


p 42 
Ф; = Az, = 2000 – 15 = 197458 1 
PT (2) 6 p. RSS 
Como el punto 2 se encuentra por encima del nivel de referencia, entonces: 
- А TAS = 1990+ pus- 2015,42 1pc 
P2 + 144 | 2 44 р 


Como Ф, > Ф,, el fluido se mueve hacia abajo desde el punto 2 hasta el punto 1, 
por lo que la diferencia en el potencial del fluido es: 


АФ = 2015,42 — 1974,58 = 40,84 Ipc 


Obsérvese que si se selecciona el punto 2 como el nivel de referencia, se obtiene: 


42 
Ф, = 2000 – (2) 743 = 1949161рс 
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42 
Ф, = = p= 1 
> 1990+ p 1990 Ipc 


Estos cálculos indican que cualquiera que sea la posición del nivel de referencia, el 
flujo se mueve hacia abajo desde el punto 2 hacia el punto 1 con: АФ = 1990 – 194916 = 
40,84 Ipc. 


• Paso 3: Se calcula la tasa de flujo: 
_ 0001127(100)(6000)(4084) 


= 69 BY/dí 
(2)2000) а 


• Paso 4: Se calcula la velocidad aparente: 


69561 dd 
v= PA 000615 pie/día 
6000 


* Paso 5: Se calcula la velocidad actual: 


у = лд: 0043 pie/día 
(015)(6000) 


3.2. Flujo lineal de fluidos ligeramente compresibles 


La ecuación 7.6 describe la relación que existe entre la presión y el volumen para 
fluidos ligeramente compresibles, esto es: 


у= Y, [1+c(p, - p)] 
Esta ecuación puede modificarse para expresarla en términos de la tasa de flujo, asi: 
q= Gres [1 + (Pres - p] (7.19) 


donde q ¿y es la tasa de flujo a una presión de referencia. Sustituyendo en esta expresión 
la ecuación de Darcy correspondiente, se tiene: 


шоэ’пеидоуооиејдол[еобјә / ООМУЛЯ омгмоо 7193489 могогаз 0102 © IHOIHAdOO 


1+c( —р) 
а tl dr _ –ор01127 € 4 
A А и dx 
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Separando variables se tiene la siguiente expresión: 


k d 
TeL dy = —0001127 1 P | 
A "0 A 


P| l+ c(Pref — p) 


Integrando, resulta finalmente: 


1+C(Dref — Ро) 
us m z] М Pref 7 P2 TE 
ис. 1+с(р еу — Ра) 
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En este caso, qye €s la tasa de flujo a la presión de referencia en BY/día; р, la pre- 
sión en el punto de entrada en 1рс; p;, la presión а la salida del sistema en Ірс; k, la per- 
meabilidad absoluta que debe expresarse en md; p, la viscosidad en ср; y с, el coeficiente 
de compresibilidad promedio para un líquido en 1рс”'. 

Si se selecciona la presión de entrada p, como la presión de referencia y se sustitu- 
ye en la ecuación 7.20, se obtiene la tasa de flujo en el punto 1, esto es: 


E опала 
ке зс. 


a Јер + c(p, — р›)] (7.21) 


Si se selecciona la presión de salida р, como la presión de referencia y se sustituye 
en la ecuación 7.20, resulta la tasa de flujo en el punto 2, esto es: 


"e она, 1 | 935 
исі 1+с(р = р) 


donde q, y q» son las tasas de flujo en los puntos 1 y 2, respectivamente. 


EJERCICIO 7.3 


Considere que el líquido que pasa a través del sistema lineal propuesto en el ejerci- 
cio 7.1 es ligeramente compresible y tiene una compresibilidad promedio de 21 x 10% 
Ipc^'. Se desea calcular la tasa de flujo en los extremos del sistema lineal. 

Solución: 

Aplicando la ecuación 7.21 resulta: 


_ ЕЯ 127(100)(6000) 
те 


(2)(21х107% e e коп (20005 1990)] = 1689 BY/día 
x 


Aplicando la ecuación 7.22 resulta: 


11 0 
= 2 2 а In T | = 1,692 BY/día 
(2)(21х 10" 7 )(2000) 1+(21x10' %)(1990— 2000) 
Estos cálculos indican que q, y q, no son en gran medida diferentes, lo cual es debido al 


hecho de que el líquido es ligeramente compresible y su volumen es una función débil de 
la presión. 


3.3. Flujo lineal de fluidos compresibles 


En el flujo laminar de un gas en un sistema homogéneo lineal, se aplica la ecuación 
de estado correspondiente a un gas real para calcular el número de n moles de gas a una 
presión p, temperatura T y volumen V: 


У 
п= Be 
ZRT 


356 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


En condiciones normales, el volumen ocupado por estos n moles es: 


_ DZg RT se 
~T Ps 
Combinando estas dos expresiones y suponiendo z = 1, se obtiene: 
pv E PscVsc 
ar La 


Esta relación puede expresarse en términos de la tasa de flujo, así: 


pd _ _ Ре да 


se 


О 


Arreglando esta ecuación, se obtiene finalmente: 


= (= |а) (7.23) 
Tec Ap A5615 


donde q es la tasa de flujo del gas а la presión p en BY/día; О, la tasa de flujo del gas en 
condiciones normales, en PCN/día; z, el factor de compresibilidad del gas; y Tse y P sc, la 
temperatura y presión en condiciones normales en ° y Ірса, respectivamente. 

Reemplazando la tasa de flujo de gas q por la ley de Darcy, esto es, la ecuación 
7.12, se obtiene: 


T 1 
-opor127 ££ = 4 = Ps | (Ss E) 
идх А (Т. Ар AB615AA 
La constante 0,001127 convierte las unidades darcy en unidades de сатро. Sepa- 


rando variables e integrando entre p, y p; y suponiendo, además, que Z y и. son cons- 
tantes en este intervalo de presiones, resulta: 


0003164T,. KA(p? — р?) 
P sc Пи g 


sc T 
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donde Q es la tasa de flujo del gas en condiciones normales, en PCN/día; k, la permea- 
bilidad absoluta que debe expresarse en ma и g, la viscosidad del gas en cp; Т, la tempe- 
ratura en °R; A, el área transversal en pie?; y L, la longitud total del sistema lineal en pies. 
Si Psc = 14,7 lpca уТ = 520°, la expresión anterior se convierte en: 
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_ 0111924КА(ру — p3) 
Sc T плу g 


(7.24) 


Es importante observar que las propiedades del gas, Z y и ¿, son función de la pre- 
sión, pero pueden ser removidas de la integral para simplificar la forma final de la ecua- 
ción de flujo del gas. La ecuación anterior es válida para aplicaciones donde la presión es 
menor de 2000 Ipc. Las propiedades del gas deben ser evaluadas a una presión promedio 
p definida por: 
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Е 2 + 2 
р = (2Р2 222 (7.25) 


EJERCICIO 7.4 


Un gas cuya gravedad específica es 0,72 fluye en medio poroso lineal соп una per- 
meabilidad absoluta de 60 md y a una temperatura de 140*F. Las corrientes de presión a 
la entrada y salida del sistema son 2100 Ipc у 1894,73 lpc, respectivamente. El área sec- 
cional transversal es 4500 pie?. La longitud total es 2500 pies. Calcule la tasa de flujo del 
gas en PCN/día. Se conoce además que ps. = 14,7 Ірсаут.. = 5207 R. 


Solución: 
• Paso 1: Se calcula la presión promedio usando la ecuación 7.25: 


A [21 02 +1894732 


• Paso 2: Con la gravedad específica del gas se calculan las propiedades seudocríti- 
cas aplicando las ecuaciones 3.17 y 3.18: 


Т« = 3955R ; Ps = 668,4 Ipca 


• Paso 3: Se calcula la presión seudorreducida y la temperatura seudorreducida: 


• Paso 4: Se determina el factor 2 usando la correlación de Standing y Katz (Figu- 
ra 3.1): 


2 = 078 
• Paso 5: Se calcula la viscosidad del gas: 
и = 00173ср 
• Paso 6: Se calcula la tasa de flujo aplicando la ecuación 7.24: 


_ 0111924(60)(4500)(2100* — 189473?) 


5С = 1224242 PCN/día 
(600)(2500) (0,78) (001 73) 


3.4. Flujo radial de fluidos incompresibles 


En un sistema radial, los fluidos se mueven hacia el pozo productor en todas las di- 
recciones. Antes de que el flujo tenga lugar, existe una diferencia de presión у, рог 10 tan- 
to, si un pozo es productor de petróleo, el flujo de los fluidos ocurre de la formación ha- 
cia la boca del pozo, donde la presión debe ser menor que la existente en un punto de la 
formación situado a cierta distancia del pozo. 
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La presión de la formación en el hoyo del 
pozo productor se conoce como presión de / 
. H 
flujo de fondo, p,p. 


Dirección ra 
del flujo / 


Considérese un pozo tal como se mues- 
tra en la Figura 7.13, situado en una forma- 
ción cilíndrica horizontal de radio exterior г„ y 
espesor Л. El pozo tiene un radio r,, y las pre- 
siones en el pozo y en el radio exterior son j 
Puf У Ре, respectivamente. | 

\ 


Рага la aplicación de la ecuación que 
rige este flujo se parte de la ecuación 7.14, 


esto es: No а m А 
B 


d _ 
у = — = 0001 127 P. (7.26) усон 
и аг 


j Figura 7.13. Modelo de flujo radial'”. 


donde v es la velocidad aparente del fluido en BY/día-pie?. 


Haciendo en esta ecuación x = r y А = 2ztrh, y tomando en cuenta que para un sis- 
tema radial, r aumenta en la misma dirección que la presión p, lo que implica que др / дг 
es positivo y, por lo tanto, no se requiere el signo menos, resulta: 


q _ q К dp 


у= = — = 0001127—=—— 
А, 2лгһ и dr 


La tasa de flujo para un sistema de petróleo crudo se expresa generalmente en uni- 
dades de superficie, esto es, en BN. Usando el símbolo Q, para representar el flujo de pe- 
tróleo en BN/día, tenemos: 


q = В,0, 


donde B, es el factor volumétrico del petróleo еп la formación en BY/BN. Luego la tasa 
de flujo en la ecuación de Darcy se puede expresar de la siguiente manera: 
BoQo KE 


= 0001127 — 
2zrh Ho 
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Separando variables y considerando К, h, и , constantes, se puede integrar la ecua- 
ción anterior entre los radios гу уг, cuando las presiones son p, y p;, lo que resulta еп: 


5 P2 
Qs јаг _ К 
ДЕ = 0001127] n3 lo (7.27) 


r 
f р, 
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Para un sistema incompresible en una formación homogénea, la ecuación 7.27 se 
simplifica para dar: 


Qo E _ SPAM 


2лћ ES “В, р. 
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Resolviendo la integral: 
_ 000708kh(p, — pi) 
HoBo In(r, / Г) 


о 


Frecuentemente, los dos radios de interés son el radio del pozo r,, y el radio de 
drenaje г.. Así se tiene: 


E 0,00708kh(Pe - руу) 
? MoBo Mle / ry) 


(7.28) 


En este caso, Q, es la tasa de flujo de petróleo en BN/día; p, , la presión en el radio 
de drenaje en Ipc; pyy, la presión de fondo fluyente en 1рс; К, la permeabilidad absoluta 
en md; и, la viscosidad del petróleo en cp; А, el espesor en pies; B,, el factor volumétri- 
co del petróleo en la formación en BY/BN; r,, уг, son los radios del pozo y de drenaje en 
pies, respectivamente. 

El radio de drenaje o radio exterior, rą, se determina usualmente a partir del área 
de espaciamiento entre los pozos. Si se considera, por ejemplo, que ésta es un círculo, se 
tiene: 


aré = 435604, O sea: 


Те = (235804 (7.29) 


donde А es el espaciamiento entre pozos en acres. 


En la práctica, ni el radio externo ni el del pozo se conocen con precisión. Afortuna- 
damente, estos términos entran en la ecuación como logaritmos, de manera que el error 
en ella será menor que los errores en los radios. 


La ecuación 7.28 se puede arreglar para calcular la presión p a cualquier radio г; 
así, se tiene: 


Qo Boko r 
expe re а= 7.30 
P= Puy E 2m МУ 


EJERCICIO 7.5 


Un pozo de petróleo está produciendo a una tasa de flujo de 600 BN/día y a una 
presión de flujo estabilizada de 1800 Ipc. El análisis de los datos de una prueba de res- 
tauración de presión indica que la zona productora tiene una permeabilidad de 120 md y 
un espesor uniforme de 25 pies. El pozo está desarrollado en el centro de un cuadrado 
cuya área es 40 acres. Con los siguientes datos adicionales: 


Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,25 
Viscosidad del petróleo, cp ................... 2,5 
Radio del pozo, pies ......................... 0,25 
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Calcule el perfil de presión y liste las caídas de presión en intervalos de 1 pie desde rọ 
hasta 1,25 pies, 4 hasta 5 pies, 19 hasta 20 pies, 99 hasta 100 pies y 744 hasta 745 pies. 


Solución: 
• Paso 1: Resuelva la ecuación 7.30 para la presión p a un radio r: 


CoBoHMo r 
= + SS ју] — 
P = Риј E А | 


600(1,25)(2,5) | | r | 
In 


= 1800 + — 
р 00 | 025 


000708(120)(25) 


• Paso 2: Calcule la presión a los radios seleccionados: 


intervalo : Caída de presión (Ipc) 
0,25-1,25 1942 - 1800=142 
4-5 2064 – 2045=19 
19-20 2186 - 2182=4 
99-100 2329 – 2328=1 
745 2506,2 744-745 2506,2 – 2506,1=0,1 


_• Paso 3: Construya el perfil de presión alrededor del pozo: 


Los resultados del ejercicio 
anterior muestran que la caída de 
presión justamente alrededor del 
pozo, esto es: 142 lpc, es 7,5 veces 
mayor que la correspondiente al in- 
tervalo de 4-5 pies, 36 veces mayor 
que la del intervalo de 19-20 pies y 
142 veces mayor que la del interva- 
lo 99-100 pies. La razón para esta 

Cow Um um aw uw «о Caída де presión tan grande alrede- 
о Radio , pies ges dor del pozo es que el flujo ocurre 
Figura 7.14. Perfil de presión alrededor del pozo. en un área de drenaje muy grande. 


La presión en el radio de drenaje, pe, usada en la ecuación 7.28 no puede ser medi- 
da fácilmente, pero en caso de estar presente un acuífero fuerte y activo, se mantiene 
cercana ala presión inicial del yacimiento. Craft y Hawkins!? demostraron que la presión 
promedio del yacimiento está localizada a una distancia cercana al 6196 del radio de dre- 
naje, si se mantienen condiciones de flujo continuo. Así, si en la ecuación 7.30 se susti- 
tuye r por 0,617, se obtiene: 
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_ О Ви 0617, 
= 0611.) = р, = Боа 
pr 6lr.)- p, Pwf M " Tw 


O en términos de la tasa de flujo: 
0.00708kh(P, — руу) 


= (7.31) 
" per: | 
HoBo In eA 
Ww 
061; Ге 
Pero, como In ———- | = In| = |— 0,5; entonces: 
w ум 
000708kh(D, — Dyr) 

- Br ME (7.32) 


Qo tet T 
HoBo b) - d 
Ту 


3.5. Flujo radial de fluidos ligeramente compresibles 


Craft et al." utilizaron la ecuación 7.19 para expresar la dependencia de la tasa де 
flujo con presión para fluidos ligeramente compresibles. Si esta ecuación se sustituye en 
la forma radial de la ley de Darcy, entonces: 


1+с( — p) 
1- gra lit су =P] = 0001127 Р 
Ar 2лїһ и dr 


donde qer es la tasa de flujo a una presión de referencia р. 
Separando variables e integrando, se obtiene la siguiente expresión: 


he r | Pur 1+C(P ref =P) 


Despejando qe , resulta: 


0,00708kh lt c(pe — Pref ) 
dep r, j 1+ c(pur = Pref) 
nc n| — | 
Ty 
donde q ey es la tasa de flujo ala presión de referencia peç . Seleccionando la presión de 
fondo fluyente, pyp, como la presión de referencia y expresando la tasa de flujo en 
BN/día, se obtiene finalmente: 
0,00708kh 
Q = |———— | + со (Ре — Pur) (7.33) 
á me Intr, Те [i+ cope = pul 
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donde Q, es la tasa de flujo de petróleo en BN/día; c,,, el coeficiente isotérmico de com- 
presibilidad del petróleo en Јрс"! у К, la permeabilidad absoluta en md. 


EJERCICIO 7.6 


Una formación productora tiene las siguientes características: un espesor de 25 
pies; presión del yacimiento, 2506 Ipc; presión de fondo fluyente, 1800 Ірс; radio de dre- 
naje, 745 pies; radio del pozo, 0,25 pies; permeabilidad, 0,12 darcy. La viscosidad del pe- 
tróleo es 2,5 cp y el factor volumétrico, 1,25 BY/BN. Suponiendo que el fluido es ligera- 
mente compresible y que el coeficiente de compresibilidad es 25 x 10? Ipc, estime la 
tasa de flujo. Compare los resultados si se considera que el fluido es incompresible. 


Solución: 

* Paso: Para un fluido ligeramente compresible, aplicando la ecuación 7.33, resulta: 
I 000708(120)(25) 

^ 15)025)25x1079)1n(745/ 025 


| In[14-25x1075)9506- 1800] = 595 BN/día 


* Paso 2: Para un fluido incompresible, la tasa de flujo se estima aplicando ја ecua- 
ción 7.28: 
О, = 0,00708(120)(25)(2506 — 1800) 
?^ | (2,5)4,25) In(745 / 0,25) 


| = 600 BN/día 


3.6. Flujo radial de gases compresibles 


La ecuación básica de la ley de Darcy en su forma diferencial para flujo horizontal 
laminar es válida para describir el flujo de ambos sistemas líquidos y gases. Para flujo ra- 
dial de un gas, la forma de la ecuación de Darcy es: 


_ 0001127Qzrh)k dp 


7.34 
" e. (7.34) 


8 


donde q es la tasa de flujo de gas a un radio r en BY/día; r, la distancia radial en pies; h, el 
espesor de la zona en pies; и , , la viscosidad del gas en cp; p, Іа presión en Ipc; y 0,001127, 
una constante de conversión para llevar de unidades darcy a unidades de campo. 


La tasa de flujo de gas se expresa generalmente en PCN/día. Designando la tasa de 
flujo de gas en condiciones normales como Q, , la tasa de flujo q ¿ a una determinada 
presión y temperatura se puede convertir a las condiciones normales aplicando la ecua- 
ción de estado para un gas real para ambas condiciones. Entonces: 


56154 g p _ О Р« 
ZRT Z sc RT zc 
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Despejando q ; resulta: 


- zT Psc 
UM e 
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donde p sc y Ts. son la presión en Ірса y la temperatura еп °R en condiciones normales, 
respectivamente; Qg, la tasa de flujo de gas en PCN/día; q y, la tasa de flujo de gas en el 
radio геп BY/día; г, la distancia radial en pies; p, la presión a un radio r en Ipca; T, la tem- 
peratura del yacimiento en °R; z, el factor де compresibilidad del gas a p y T; y Z sc, el fac- 
tor de compresibilidad del gas en condiciones normales =1. 


Combinando las ecuaciones 7.34 y 7.35, se obtiene: 


Q zT| Ps |_0001127(2xrh)k dp 
B 5615T,. Hg dr 


Suponiendo que T, = 520?R y Ps. = 14,7 lpca: 


TQ, dr р 
= 0,703 а, 7.36 
e kh IH d E И _ 


Integrando la ecuación 7.36 desde las condiciones en el pozo (rw, Pyp ) hasta cual- 
quier punto en el yacimiento (r, p), resulta: 


r(T Д р 
S e: = 0703 f |-22- (ар (7.37) 
kh )r p, NA 22 


Si а la ecuación 7.37 se le imponen las condiciones де la ley de Darcy, esto es: 
* flujo continuo, lo cual requiere que О, sea constante para cualquier radio, y 
• formación homogénea, que implica que К y h son constantes, se tiene: 


с a 
E [In|- 0703 f dp 
E Iw ACE 


EI término f ДЕ e hyp puede expandirse para dar: 
2 


Puy 
f 22. = jhe- f aP -| р 
o #87 o M g^ 


Pur и 8 г 


Combinando las dos expresiones anteriores, resulta: 


y тя |- Це ip 
In 0,703 ap- ||-|а (7.38) 
la Tw J HgZ | f Hae : 


La integral ] 
#g 


de un gas real y est ВИ se representa рог m(p) o y. Así: 


jo se denomina potencial de un gas real o seudopresión 
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р 2р 
тр) = у = ——— ld 7.39) 
р)= № J E У р ( 


La ecuación de seudopresión fue introducida por primera vez por Al-Hussainy et al.!* 
con el fin de linearizar la ecuación que describe el flujo de un gas real. 


La ecuación 7.38 escrita en términos del potencial de un gas real es: 


Ti p = 0703(ф — V.) 
kh fy HERUM ON 
о bien 
TO, r 
Y= Yy + E E | (7.40) 


La ecuación 7.40 indica que un 
gráfico de y vs. «| da una línea recta 
Tw 
ОТ 
de pendiente | — —- 
Р 5 703kh 


como se observa en la Figura 7.15. 


2 x Pendiente = QgT/ (0,703 kh) 
е intercepto Ру А 


Р 


En(r / ry) 


jo viene dada por: 
La tasa de flujo vien ap Figura 7.15. Gráfico de y vs. In(r / rwy). 


0703kh(y, — Yw) 


Qg = (7.41) 
r 
169 
Tw 
En el caso particular en que r = r, entonces: 
0,703kh(Y e — 
JOSKh(pz — Yw) (7.42) 
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О; = 
19 
fw 


donde Q, es la tasa de flujo de gas en PCN/día; у, el potencial de un gas real evaluado 
desde 0 hasta Pe en lpc?/cp; Yw, el potencial de un gas real evaluado desde 0 hasta Риу 
en Ірс2/ср; k, la permeabilidad absoluta en md; r, , el radio de drenaje en pies; rẹ el radio 
del pozo en pies; y h, el espesor en pies. 


Como la tasa de flujo de gas se expresa comúnmente en MPCN/día, se tiene: 


= KAY e = Vw) 


О; mom m 
1422 (e) 
Dy 
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(7.43) 
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donde Q, ез la tasa de flujo de gas en MPCN/día. 
La ecuación 7.43 puede expresarse en términos de la presión promedio del yaci- 
miento p, en lugar de la presión inicial del yacimiento p, : 


" kh(y, = Vw ) (7 44) 


Qs = 
1422 d E - os 
Fw 
2p 


Para calcular la integral de la ecuación 7.39, los valores de ЕЗ se calculan para 
Hg 


В 2 
varios valores де р. Entonces, | E Jess p serepresenta en un papel de escala carte- 


o 

о 
siana y el área bajo la curva se calcula en forma numérica o gráfica. Esta área desde p = 0 
hasta cualquier p, representa el valor de y correspondiente a p. El siguiente ejercicio 
ilustra el procedimiento descrito. 


EJERCICIO 7.7 


Un pozo de gas con un radio de 0,3 pies está produciendo a una presión constante 
de flujo de fondo de 3600 Ipc. Las propiedades del gas en función de presión se presen- 
tan a continuación: 


ср); НЕ 

0 0,01270 1,000 
400 0,01286 0,937 
800 0,01390 0,882 
1200 0,01530 0,832 
1600 0,01680 0,794 
2000 0,01840 0,770 
2400 0,02010 0,763 
2800 0,02170 0,775 
3200 0,02340 0,797 
3600 0,02500 0,827 
4000 0,02660 0,860 
4400 0,02831 0,896 


Se conoce además que la presión inicial del yacimiento (presión de cierre) es 4400 
Ірса 140. La formación tiene una permeabilidad de 65 md y un espesor de 15 pies. El 
radio del pozo es de 0,3 pies y r, es de 1000 pies. Calcule la tasa de flujo del gas en 
MPCN/día. 
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Solución: 


• Paso 1: Calcule el término [2 para cada presión, como se muestra а continuación: 


Hg 


(1рс/ср) * ; 


0,01270 0 


400 0,01286 0,937 66391 

800 0,01390 0,882 130508 
1200 0,01530 0,832 188537 
1600 0,01680 0,794 239894 
2000 0,01840 0,770 282326 
2400 0,02010 0,763 312983 
2800 0,02170 0,775 332986 
3200 0,02340 0,797 343167 
3600 0,02500 0,827 348247 
4000 0,02660 0,860 349711 
4400 0,02831 0,896 346924 


* Paso 2: Construya un gráfico 


2 
del término E. en función 
HgZ 


de presión como se muestra en 
la Figura 7.16. 


e Paso 3: Calcule numéricamente 
el área bajo la curva para cada 
valor de presión y represénte- 
las en función de presión en el 
gráfico anterior. Estas áreas 
corresponden al potencial del 
gas real a cada presión: 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIOIO3 0102 O LHOIHAdOO 


| | i 0 
О 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 

р, Ipca 

Figura 7.16. Datos de seudopresión de un gas real', 
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400 13,2 x 106 2800 542,4 х 106 
800 52,0 х 106 3200 678,0 x 10% 
1200 113,1 x 106 3600 816,0 x 10* 
1600 198,0 x 10% 4000 950,0 x 10$ 
2000 304,0 x 10% 4400 1089,0 х 10* 
2400 422,0 х 10° 
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» Paso 4: Calcule la tasa de flujo aplicando la ecuación 7.43: 


Y, = 816х105 pe =1089x10% 


(65)(15)(1089 — 816)10% 


(1422)(600) ТЗ 
025 


О; = = 37614 MPCN/día 


3.6.1. Aproximación de la tasa де flujo de gas 


Los valores exactos de la tasa de flujo de gas que se pueden estimar usando las di- 
ferentes expresiones de la ley de Darcy, ecuaciones 7.37-7.44, pueden aproximarse sa- 


ct 2 : А - 

cando el término 5 fuera de la integral como una constante. Es importante señalar 
Hg 

que (и , 2) se considera constante sólo para presiones menores a los 2000 Ірс. Luego, la 

ecuación 7.43 puede reescribirse así: 


kh Pe 2p 
Qs =—F тј | 
9) Ру‘ 8 
w 


Sacando el término e integrando, resulta: 


kh(p2 – рї, 
Qg = (ре Puf) (7.45) 


1422Т(и „2 Te 
Hg р 


w 


donde Q, es la tasa de flujo de gas еп MPCN/día y k, la permeabilidad en md. 
El término (И ¿Z) se evalúa a una presión promedio p definida por: 


= Dur + pi 
ed MEE ERE 


E] método de aproximación anterior se conoce como método de las presiones 
al cuadrado y está limitado a cálculos de flujo cuando la presión del yacimiento es me- 
nor de 2000 Ipc. 

EJERCICIO 7.8 


Usando los datos del ejercicio anterior, calcule nuevamente la tasa de flujo del gas 
mediante el método de las presiones al cuadrado y compare con el método exacto. 


Solución: 
* Paso 1: Calcule la presión promedio: 


| 2 2 
— + 44 
р= ЕСШЕ 5 eus 4020 Трс 


368 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


* Paso 2: Determine la viscosidad y el factor de compresibilidad del gas a 4020 Ipc: 
Mg = 00267 2 = 0862 
• Paso 3: Calcule la tasa de flujo aplicando la ecuación 7.45: 


65)(15)(44002 — 3600? 
(65)(15)( ) — — 38314 MPCN/día 


О; = 
1000 
(1422(600)(00267) (0862) (1200) 


• Paso 4: Los resultados muestran que el método де la presión al cuadrado tiene un 
error absoluto del 1,86% comparado con el método de la solución exacta, lo cual se 
debe а la limitación que presenta al aplicarse para presiones menores de 2000 ћрс. 


3.7. Flujo horizontal en un sistema multifásico 


Cuando varias fases de fluidos están fluyendo en un medio poroso horizontal, se 
debe utilizar en las ecuaciones de Darcy el concepto de permeabilidades efectivas para 
cada fase y las propiedades físicas asociadas con cada una de ellas. 

Para un sistema radial, la forma generalizada de la ley de Darcy aplicada a cada 
fase es: 


= 0001127 а 
do = У Ho о dr 
2zrh dp 
qw = 0001 эж, de 
2лић dp 
= 0001127| — ik, = 

Е p | ° dr 


donde ko, Kw, Kg, son, respectivamente, las permeabilidades efectivas al petróleo, agua 
y gas, en md; и, И yy, H g, las viscosidades del petróleo, agua y gas, en Cp; До, qw: qg, laS 
tasas de flujo del petróleo, agua y gas en BY/día. 

Las permeabilidades efectivas pueden expresarse en términos de las permeabilida- 
des relativas y de la permeabilidad absoluta, como se presentó en las ecuaciones 6.1 - 6.3 
del capítulo 6, para dar: 
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k, = Кок 
Ку = Крк 
Es kk 


donde k es la permeabilidad absoluta en md 


Usando este concepto en las ecuaciones de Darcy para cada fase y expresando las 
tasas de flujo en condiciones normales, se obtiene, finalmente: 
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Ко \ар 
= 00 = 46 
Q =0, оток ee ет (7.46) 
К ар 
‚=0, kh |— E 
Qw = 000708(rh y 2 (7.47) 
k 
Qg = 000708(rhk)| —*— dp (7.48) 
У “еВ jdr 


donde Q,, Qw, son, respectivamente, las tasas de flujo de petróleo y agua en BN/día; О„, 
la tasa de flujo de gas en PCN/día; Bọ, Bw, los factores volumétricos del petróleo y del 


m zT к. 
agua еп la formación en BY/BN; В. = 000504 P el factor volumétrico del gas en la for- 


mación en BY/PCN; y К, la permeabilidad absoluta en md. 
Integrando las ecuaciones 7.46-7.48, resulta, finalmente: 
Fase petróleo: 

_ 000708(kh)k, (Pe = Pur) 


== (7.49) 
B, in Те. 
Hoo Ly 
Fase agua: 
000708(Kh)K w (Pe — ) 
„= rw (Ре Руј (7.50) 
Те 
Uy By {= 
w 
Fase gas: 
En términos de potencial de un gas real: 
(КАК, (Ye — ) 
о, = га (Фе — Vw (7.51) 
E г. 
1422Т v 
Pu 
En términos de presiones al cuadrado: 
(Кһ)К, (ре — por) 
Q, = Ig Ре Руј (7.52) 


"HE, Те. 
СЕ | 


w 


dondeQ, es la tasa de flujo de gas en MPCN/día; k, la permeabilidad absoluta en md, у Т, 
la temperatura en °R. 


En numerosos problemas de ingeniería es conveniente expresar la tasa de flujo de 
cualquier fase como una relación de las otras fases fluyentes. Dos relaciones de flujo im- 
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portantes son: la relación agua-petróleo instantánea (RAP) y la relación gas-petróleo 
instantánea (RGP). La forma generalizada de la ecuación de Darcy se puede utilizar para 
determinar ambas relaciones de flujo. 


La relación agua-petróleo se define como la relación entre la tasa de flujo de agua y 
la tasa de flujo de petróleo, ambas expresadas en BN/día, esto es: 
Qw 


а 


КАР = 


Dividiendo la ecuación 7.46 entre la ecuación 7.48 resulta: 


k B 
RAP= [= Je о | (7.53) 
Ко Altw Bw 


donde RAP es la relación agua-petróleo en BN/BN. 

La relación gas-petróleo instantánea, RGP, expresada en PCN/BN, se define como 
la tasa de flujo total de gas, esto es, gas libre más gas en solución dividido entre la 
tasa de flujo de petróleo: 


Ок; +Q 
RGP = —— 
о 
O también: 
Q 
КОР = R, + 28- (7.54) 
Qo 


donde B, es el factor volumétrico del gas en la formación en BY/PCN; КОР, la relación 
gas-petróleo instantánea en PCN/BN; R ,, la solubilidad del gas en PCN/BN; Q, , la tasa de 
flujo del gas libre en PCN/día; y О, la tasa de flujo de petróleo en BN/día. 


Sustituyendo las ecuaciones 7.46 y 7.48 en la ecuación 7.54, resulta: 


К, В 
КОР = К, + [к= | дев. (7.55) 
К ИВ; 
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Еп la Tabla 7.1. se presentan las ecuaciones más utilizadas en los cálculos de flujo 
continuo, en unidades de campo. 
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4. Flujo no continuo o transitorio 


Considérese la sección A de la Figura 7.17, la cual muestra un pozo cerrado que 
está centrado en un yacimiento circular homogéneo de radio г, y con una presión uni- 
forme р; a través del yacimiento. Las condiciones iniciales del yacimiento representan el 
tiempo de producción cero. Si luego se permite que el pozo fluya a una tasa constante q, 
ocurre un disturbio de presión en la formación. La presión en el pozo, esto es, py, саега 
instantáneamente al abrirlo. El disturbio de la presión se moverá desde el pozo a una 
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Tabla 7.1. Ecuaciones en unidades de campo 


cuación en unidades de campo 


KA(pi — Pa) 
| Incompresible q =0001127 APA 
(7.15) Lineal (Líquido) uL 
Е BY/día, md, pie”, Трс, pie, ср 
Ligeramente das 0001127kA | 11+ APref — Po) 
(7.20) Lineal compresible ref ucL 1+ (Pref — Рл) 
(Líquido) BY/día, md, pie?, Ipc, pie, cp, Ipc"! 
0111924КА(р? — p2) 
| Сотргез је Os = 
TL 
(7.24) Lineal (Gas)* ZU g 
PCN/día, md, pie”, Ipc, pie, cp, °R 
" Е 0,00708kh(pe — риу) 
: Incompresible AA EU UI REA 
] 
(7.28) Radial (Petróleo) HoBo nte м) 
BN/día, md, pie”, lpc, pie, cp 
Ligeramente _ 0,00708kh | е » 
(7.33) Radial compresible % E Ine / Ду) [ о(Ре =P " 
(Líquido) | BN/día, md, pie?, Ipc, pie, ср 
ie Кре PD 
(7.45) Radial Gas)" E 14227(4 Ð In(r, / ћу) 
PCY/día, md, pie”, Ipc, pie, cp, ^R 
0,00708(kh)kyo (Pe — Pw) 
(7.49) Ф = B. In - 
HoBo In(te / Tu) 
Multifásico Petróleo/agua 0,00708(КАК ny (Pe = pw) 
(7.50) WO Ay By Wie 1 ћу) 
PCY/día, md, pie?, ipc, pie, cp, °R 
E (kl, Qe — у) 
(7.51) 8 тат / n] 
Multifásico Gas* 


Le (КАК, (р2 — рау) 
(7.52) $ 14220; ЭТ. / rw)] 
PCY/día, md, ріе?, Ipc, pie, cp, °R 


= руу + Dé - рї +р3 
*Propiedades del gas evaluadas a р = e EE para flujo radial y a p = 5 para flujo lineal. 
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tasa que estará determinada por la permeabilidad, la porosidad, la viscosidad del fluido y 
las compresibilidades de la roca y de los fluidos. 


La sección В de la Figura 7.17 muestra que a un tiempo, los disturbios o cambios 
de presión se han movido una distancia r, dentro del yacimiento. Nótese que los radios 
de tales cambios están aumentando continuamente con el tiempo. Estos radios se cono- 
cen comúnmente como radios de investigación у se denotan por Tipy . Es importante se- 
ñalar, también, que a medida que el radio de investigación no alcanza el límite del yaci- 
miento, esto es, r,, éste estará actuando como un yacimiento de tamaño infinito, llama- 
do así porque el radio de drenaje matemáticamente es infinito. 


q=0 


e A) Cerrado e 
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e C) Ry = Constante 
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Figura 7.17. Disturbios de presión en función de tiempo (adaptada de Ahmed). 


Un análisis similar al señalado puede utilizarse para describir un pozo que está 
produciendo a una presión de fondo constante. La sección C en la Figura 7.17 muestra 
esquemáticamente la propagación de los radios de investigación con respecto al tiempo. 
Aun tiempot,, los disturbios de presión alcanzan el límite, esto es: rj, = Te. Esto causa 
que el comportamiento de presión cambie. 


Basados en el análisis anterior, el flujo transitorio es definido como el período du- 
rante el cual el límite del yacimiento no tiene efecto sobre su comportamiento de pre- 
sión, el cual se comportará como uno de tamaño infinito. La sección B de la Figura 7.17 
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muestra que el período de flujo transitorio ocurre durante el intervalo de tiempo 
O«t «t, para el caso de una tasa de flujo constante, y durante el intervalo de tiempo 
0 «t «t, cuando existe producción a una presión de fondo р constante. 


4.1. Ecuaciones básicas 


En condiciones de flujo continuo, la cantidad de fluido que entra al sistema de flujo 
es igual a la que sale. Por el contrario, en condiciones de flujo transitorio, la tasa de flujo 
que entra a un elemento de volumen del medio poroso no es la misma que sale de él. De 
acuerdo con esto, el contenido de fluidos en el medio poroso cambia con el tiempo. Las 
variables en flujo transitorio, adicionales a las consideradas en flujo continuo son: el 
tiempo, t; la porosidad, фу la compresibilidad total, c,. 

La formulación matemática de las ecuaciones de flujo transitorio se basan en la 
combinación de tres ecuaciones independientes y en unas condiciones específicas ini- 
ciales y de contorno que las constituyen. Estas ecuaciones y sus condiciones de límite 
son: 


• Ecuación de continuidad. Es, esencialmente, una ecuación de balance de mate- 
riales que toma en cuenta cada masa de fluido producido, inyectado o que perma- 
nece en el yacimiento. 


e Ecuación de transporte. Es la combinación де la ecuación de continuidad con la 
de movimiento de fluido para describir la tasa de flujo que entra y la que sale del 
yacimiento. Básicamente, la ecuación de transporte es la ecuación de Darcy gene- 
ralizada en su forma diferencial. | 


* Ecuación де compresibilidad. Esta ecuación expresada en términos de densi- 
dad o volumen, se usa para formular la ecuación de flujo transitorio con el objeto 
de describir los cambios de volumen de fluido en función de presión. 


• Condiciones iniciales y de contorno. Existen dos condiciones límites o de 


contorno y una condición inicial que se requieren para completar la formulación y 
la solución de la ecuación de flujo transitorio. Las condiciones límites son: 


- La formación produce a tasa constante hacia el pozo. 


– No existe flujo a través del límite exterior y el yacimiento se comporta como un 
yacimiento de tamaño infinito, esto es r, = o, 


Por su parte, la condición inicial establece simplemente que el yacimiento se en- 

cuentra a una presión uniforme cuando comienza la producción, esto esat = 0. | 

Considérese el elemento de flujo que se muestra en la Figura 7.18. Tiene un ancho 
dr y está localizado a una distancia r del centro del pozo. 

El elemento poroso tiene un volumen diferencial dV. Aplicando el concepto de ba- 
lance de materiales, la tasa másica de flujo que entra al elemento menos la tasa másica 
de flujo que sale de él durante un tiempo diferencial, At, debe ser igual a la acumulación 
durante este intervalo de tiempo, o sea: 
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Centro del 
pozo 


Н 

| 

| | 

' | 

! i 

| 

| | 

i ih 

1 Н 
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| Y. 

M » 

о; ааа ыы > 

Figura 7.18. Elemento de flujo que ilustra el flujo radial (adaptada de Anmed$). 

masa que entra masa que sale tasa másica 
al elemento — |del elemento = lacumulada en el (7.56) 
de volumen м |devolumen л, elemento de volumen М 


A continuación se expresan individualmente los términos de la ecuación 7.56: 
Primer término: Masa que entra al elemento de volumen durante un intervalo Ce 
tiempo At 

(masa) entra = ALLAVO) r+ dr (7.511 


donde v es la velocidad del fluido fluyendo en pie/día; p, la densidad del fluido a 
(г + dr) en Буре; A, el área a r + dr, en pie”; y At, el intervalo de tiempo en días. 
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El área del elemento a la entrada es: 


Ак+аг = 220г + dr)h (7.58) 
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Combinando la ecuación 7.58 con la ecuación 7.57, resulta: 
(таѕа) entra = 2z(r + dr)hAt(vo) + dy (7.59) 


Segundo término: Masa que sale del elemento de volumen durante un intervalo 
de tiempo At. 


Adoptando el mismo criterio para esta masa se tiene: 
(таза) гаје = 2zrhAt(vo);. (7.60) 


Tercer término: Masa total acumulada en el elemento de volumen durante un in- 
tervalo de tiempo At. 
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El volumen total de un elemento de radio r viene dado por: 
М = лг?Һ 


Diferenciando la ecuación anterior con respecto а г, resulta: 


d А 

2 = 2лгһ 

O también 

dV = (2zxrh)dr | (7.61) 


Luego, la masa total acumulada en el tiempo At = dV[($p),,. л — (60), |. 
Sustituyendo por dV: 
Masa total acumulada = (2лгһ)аг|(фр) л (фр) | (7.62) 


Reemplazando los términos calculados en la ecuación 7.56, se obtiene: 
Qzh)(r + dr)At($p) a, — 2zhrAt($p), = (гл ја (фр) ле — (фо); ] 


Dividiendo la ecuación anterior рог Qzrh)dr y simplificando, resulta: 


| 
(г)аг 


1 
[т + dr rar — тур), ] = Ac Imc — (40), ] 


O también: 

19 9 

m Ed ‚63 
= ay [690] = = (фр) (7.63) 


donde ф es la porosidad; p, la densidad en Ib/pie*; y v, la velocidad del fluido en pie/día. 

La ecuación 7.63 se denomina ecuación de continuidad y muestra ei principio 
de conservación de masa en coordenadas radiales. 

Para relacionar la velocidad de flujo con el gradiente de presión dentro de un volu- 
men dV, debe introducirse la ecuación de transporte en la ecuación de continuidad. La 
ecuación de Darcy es esencialmente la ecuación básica de movimiento, la cual establece 
que la velocidad v es proporcional al gradiente de presión (др / дг). 


De la ecuación 7.26: 


v — (5615)(0001 125 £P 
и дг 
у = (0006328) ^ 2. (7.64) 
и дг 


donde К es la permeabilidad en md y у, la velocidad del fluido en pie/día. 
Combinando la ecuación 7.64 con la ecuación 7.63, resulta: 
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0006328 ð (К ap 
(pr) 


д 
T | E (фр) (7.65) 


r oria 


Expandiendo la parte derecha de la ecuación 7.65, se obtiene: 


à дф 
a P= 22 Py (7.66) 


Como la porosidad se relaciona con la compresibilidad de la formación por medio 
de la ecuación: 


бре i (7.67) 
Ф др 

Al aplicar la regla de la cadena de la diferenciación a дф / ðt, resulta: 

es CHOR 

ət apa 


Sustituyendo la ecuación 7.67 en la expresión anterior, queda: 


Finalmente, sustituyendo esta expresión en la ecuación 7.66 y el resultado en la 
ecuación 7.65, se obtiene: 


0006328 zb T pe 
A 


r дг дг |+ pe ys | 7 О 


La ecuación 7.68 es la ecuación general en derivadas parciales que se utiliza para 
describir el flujo de cualquier fluido que fluye en dirección radial en el medio poroso. 
Adicionalmente a las suposiciones iniciales, en la deducción se tomó en cuenta la ecua- 
ción de Darcy, lo cual implica que el flujo es laminar. Es decir, la ecuación no está res- 
tringida para ningún tipo de fluido y es igualmente válida tanto para líquidos como para 
gases. Sin embargo, los fluidos compresibles y los ligeramente compresibles deben tra- 
tarse separadamente para poder desarrollar las ecuaciones prácticas aplicables a cada 
uno de ellos. A continuación se estudiarán cada uno de estos casos. 
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4.1.1. Flujo radial de fluidos ligeramente compresibles 
Para simplificar la ecuación 7.68, supongamos que la permeabilidad y la viscosidad 
son constantes en el rango de preson tiempo y distancia. Esto lleva а: 


0006328k д | „ар 


р р = рфс Р " D (7.69) 


Hur дг 


Expandiendo la ecuación anterior: 
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22 
рар , 9'P , ôP 9p (2) td 
0006328| E EC SP а Р. 
НЕ ar Papi or а Pc par] * а: 


Usando la regla de la cadena en las expresiones anteriores: 


tee] S] n) 
ossa Eje аа (| Је Pocs tA др 


Dividiendo la expresión anterior entre la densidad del fluido p, se obtiene: 


2 У 
әр (әрүт а 
0006328 pe шыр 2) ИУ Pag Р\ 3 
uror dm дг) Vp op ðt otAp ap 


Ahora bien, como la compresibilidad de cualquier fluido viene dada por la siguiente 


Y 19, "- o . 
ecuación: с = E al sustituirla en la expresión anterior, queda: 
p op 


2 
0006323 £ је р 12.4). фс бре а «(Р У 
u or? ror or ot ol 


2 
д = Е A 5 
El término 42) se considera muy pequeño y puede ser ignorado. Así, se tiene: 
r 


op 19р др 
= је .70 
0006324 £ pe 2 ue а $(c y «o (7.70) 


Si la compresibilidad total está definida por: 
ср =с+сј. (7.71) 
Al combinar la ecuación 7.71 con la 7.70 у re-arreglando, resulta, finalmente: 


ap 1әдр фис, (е) 
Реса РЫ e SE 72 
E r А 0006328k | ðt (7.72) 


donde el tiempo t está expresado еп días. 


La ecuación 7.72 se denomina ecuación de difusividad y es particularmente 
usada en el análisis de datos de pruebas de pozos donde el tiempo t se expresa común- 
mente en horas. Rearreglando la ecuación resulta: 


др 1др фис, (2) 
E at 73 
Е r 2|- 0,000264k \ ðt (7.73) 


donde k es la permeabilidad en md; r, la distancia radial en pies; p, la presión en 1рса; с,, 
la compresibilidad total еп Ipc !; t, el tiempo en horas; ф, la porosidad en fracción; y и, la 
viscosidad en cp. 
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Cuando el yacimiento contiene más de un fluido, la compresibilidad total puede 
calcularse por: 


€; = CoSo FCy Sy ТСр 5; +Cf (7.74) 


donde co, Су y c, son las compresibilidades del petróleo, agua y gas, respectivamente, 
mientras que So, Sw y S, son las saturaciones de estos fluidos. Nótese que la introduc- 
ción de с, en la ecuación 7.72 no hace que la misma sea aplicable a flujo multifásico; el 
uso de c,, definida por la ecuación 7.74, simplemente toma en cuenta la compresibilidad 
de cualquier fluido inmóvil que puede estar en el yacimiento con el fluido que está flu- 
yendo. 

0000264К 

фис; 

dad у se denota рог el símbolo, y, es decir: 


_ 0/000264k 
фис, 


El término de la ecuación 7.73, se denomina constante de difusivi- 


(7.75) 
Así, la ecuación de difusividad puede escribirse en una forma más conveniente de 
la siguiente manera: 


2 
д 

Eta p (7.76) 

дг rör not 


Esta ecuación 7.76 se utiliza esencialmente para estimar la presión en función de 
tiempo t y de la posición r. 

Antes de presentar las diferentes soluciones de la ecuación de difusividad, es nece- 
sario resumir las suposiciones y limitaciones para las cuales ha sido desarrollada: 


e Medio poroso homogéneo e isotrópico 
» Espesor uniforme 
• Flujo de una sola fase 
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• Flujo laminar 
• Propiedades de la roca y de los fluidos independientes de la presión. 

Nótese que para condiciones de flujo continuo, la presión en cualquier punto del 
yacimiento es constante y no cambia con el tiempo, esto es, dp / dt = 0. Por lo tanto la 
ecuación 7.76 se reduce a la ecuación 7.77 presentada a continuación, la cual se conoce 
como ecuación de Laplace para flujo continuo: 
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др 198 
оз. (7.77) 
r 


EjERCICIO 7.9 


Muestre que la ecuación de Darcy en forma radial es la solución de la ecua- 
ción 7.77. 
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Solución: 


• Paso 1: Use la expresión expandida de la ecuación de Darcy дада por la ecuación 
7.30 (pág. 360) 


QoBoMo r 
= + In 
“т. E m 
* Paso 2: Como el término entre corchetes en la ecuación anterior es constante para 
el caso de flujo continuo incompresible, se puede designar por C, y entonces: 


р= Руј + [С] | 


w 


• Paso 3: Evalúe la expresión anterior aplicando la primera y segunda derivada: 


ар „үсү! 

ar «i 

д?р 1 
a7 a =) 


• Paso 5: Los resultados del paso anterior indican que la ecuación 7.77 satisface la 
ecuación de Darcy y es, en efecto, la solución a la ecuación de Laplace. 


Para obtener una solución de la ecuación de difusividad, ecuación 7.76, es necesa- 
rio especificar una condición inicial e imponer dos condiciones de contorno o de límite. 
La condición inicial simplemente establece que el yacimiento se encuentra a una presión 
uniforme р; cuando comienza la producción. Las dos condiciones de límite requieren 
que el pozo esté produciendo a una tasa constante y que el yacimiento se comporte 
como un yacimiento infinito, esto es, г, = ©. 


De acuerdo con estas dos condiciones impuestas, la ecuación 7.76 tiene dos solu- 
ciones generalizadas: 


• Apresión terminal constante 
• Atasa terminal constante 


La solución a presión terminal constante de la ecuación de difusividad está 
diseñada para calcular el flujo acumulado a cualquier tiempo para un yacimiento en el 
cual la presión en uno de los límites se mantiene constante. En esta solución, la tasa de 
flujo se considera constante a determinado radio, usualmente en el radio del pozo, y el 
perfil de presión alrededor del pozo se determina en función de tiempo y de posición. En 
este caso, como la presión es constante a un radio en particular, la solución permite co- 
nocer el movimiento acumulado del fluido para este radio. 
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Esta solución se utiliza comúnmente en los cálculos de intrusión de agua en yaci- 
mientos de petróleo y de gas y su descripción detallada, presentada por varios auto- 
res^7.1115/6 va más allá de los alcances de este texto. 


La solución a tasa terminal constante de la ecuación de difusividad para un 
sistema radial toma en cuenta los cambios de presión a través del sistema, donde la tasa 
de flujo se considera constante a cierto radio (usualmente el radio del pozo) y donde el 
perfil de presión en este radio se determina en función de tiempo y de distancia. La solu- 
ción a tasa terminal constante forma parte integral de los análisis de pruebas de caídas 
de presión (drawdown tests) y de restauración de presión (buildup analyses). La mayoría 
de estas pruebas se realizan con el pozo produciendo a una tasa de flujo constante y re- 
gistrando la presión fluyente en función de tiempo, esto es, p(r,,,t). Existen dos formas 
comünmente usadas en esta solución: 


* La solución de la función E; 
* La solución де la presión adimensional, pp 


Estas dos soluciones se presentan con detalle a continuación. 


4.1.1.1. La solución de la función E; 


Matthews y Кизе! !' propusieron una solución para la ecuación de difusividad ba- 
sada en las siguientes suposiciones: 


* Yacimiento activo de tamaño infinito. 

* El pozo produce a una tasa constante. 

* Elyacimiento se encuentra a una presión uniforme p; cuando comienza la produc- 
ción. 


El pozo, con un radio rọ, se encuentra centrado en un yacimiento cilíndrico де ra- 
dio re. 
* No existe flujo en el límite exterior, es decir a r. 


Utilizando las condiciones anteriores, la solución presentada por Matthews y Ru- 
sell!* tiene la siguiente forma: 


7060,54 Во 948фи „сг? 
-zmp-4-|——————— + MMMIMIIIMMA 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


(7.78) 
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donde ptr,t) es la presión a un radio г del pozo después de t horas; t, el tiempo en horas; 
ф, la porosidad; и, la viscosidad en cp; К, la permeabilidad en md; у О, la tasa de flujo en 
BN/día. 


La función matemática, E;, se denomina integral exponencial y se define por: 
Fe "du Xv ox x? 


Ej-x)7 f a +оо 3370 


Фа. (7.79) 


X 
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Craft et al.” presentan los valores de la función E; (x) en forma gráfica y tabulada 
como se muestra en la Figura 7.19 y en la Tabla 7.2, respectivamente. 


E Valores de la integral exponencial 


fe" du 
Е, (х) = Ј. T 
х 


para х< 0.02 
Е; (-х) = in 8 + 0,577 


LIT 
BEBBRRS 


ЯИЦ 


пр 
Hi ШЕНЕП 


Figura 7.19. La función E; (adaptada de Craft, Hawkins y Terry”. 


La solución E; expresada por la ecuación 7.79 se conoce como la solución de lí- 
nea fuente. La integral exponencial E; puede aproximarse por las siguientes ecuacio- 
nes cuando el argumento x es menor que 0,01: 


Ej(-x) = In(1781x) (7.80) 
donde el argumento x es expresado en este caso por: 
2 948фис іг? 
к 


La ecuación 7.80 aproxima Іа función E, con un error menor del 0,25%. 


Otra expresión que también puede utilizarse para aproximar la función E; en el 
rango 001 < x < 30 está dada por: 
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Tabla 7.2. Valores de —£; (-x) en función de x 


0,1 1,82292 0,00697 6,9 0,00013 


0,2 1,22265 3,6 0,00616 7,0 0,00012 
0,3 0,90568 37 0,00545 7,1 0,00010 : 
0,4 0,70238 3,8 0,00482 7,2 0,00009 5 
0,5 0,55977 3,9 0,00427 7,3 0,00008 „5 
0,6 0,45438 4,0 0,00378 7,4 0,00007 H 
0,7 0,37377 4,1 0,00335 7,5 0,00007 iR 
0,8 0,31060 4,2 0,00297 7,6 0,00006 FE 
0,9 0,26018 4,3 0,00263 7,7 0,00005 HE 
1,0 0,21938 4,4 0,00234 7,8 0,00005 88$ 
1,1 0,18599 4,5 0,00207 7.9 0,00004 ЊЕ 
1,2 0,15841 4,6 0,00184 8,0 0,00004 538 
1,3 0,13545 4,7 0,00164 8,1 0,00003 EP 
1,4 0,11622 4,8 0,00145 8,2 0,00003 ЊЕ 
1,5 0,10002 4,9 0,00129 8,3 0,00003 d4 о 
1,6 0,08631 5,0 0,00115 8,4 0,00002 335 
1,7 0,07465 5,1 0,00102 8,5 0,00002 ЊЕ 
1,8 0,06471 5,2 0,00091 8,6 0,00002 Tr 
1,9 0,05620 5,3 0,00081 8,7 00000 85 
2,0 0,04890 5,4 0,00072 8,8 0,00002 Ses 
2,1 0,04261 5,5 0,00064 8,9 0,00001 ih 
2,2 0,03719 5,6 0,00057 9,0 0,00001 EEN 
2,3 0,03250 5,7 0,00051 9,1 0,00001 ZH 
2,4 0,02844 5,8 0,00045 9,2 0,0001 88: 
2,5 0,02491 5,9 0,00040 9,3 0,00001 258 
2,6 0,02185 6,0 0,00036 94 . 0,00001 р 
2,7 0,01918 6,1 0,00032 9,5 0,00001 E 
2,8 0,01686 6,2 0,00029 9,6 0,00001 3 
2,9 0,01482 6,3 0,00026 9,7 0,00001 | 
3,0 0,01305 64 0,00023 9,8 0,00001 

3,1 0,01149 6,5 0,00020 9,9 0,00000 

3,2 0,01013 6,6 0,00018 10,0 0,00000 

3,3 0,00894 6,7 0,00016 

3,4 0,00789 6,8 0,00014 
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E; Cx) = a, а, ln(x) + as [Imo +а, по] +а„х+а„х? +ах3 +78 (7:81) 


Con los coeficientes a, hasta ag definidos por: 


d, = -0,33153973 d, = —0,81512322 dy = 5,22123384(0 2) 
ад = 5,9849819(0 3) ав = 0,662318450 dg = -0,12333524 
d; = 1,08325660 07 2) ag = 8,67097760 07 ^) 


La expresión anterior aproxima los valores de E; con un error promedio de 0,5%. 


Es importante observar que para valores de x > 109 la función E; (х) puede consi- 
derarse igual a cero para propósitos prácticos de ingeniería de yacimientos. 


EJERCICIO 7.10 


Un pozo de petróleo está produciendo a una tasa constante de 300 BN/día bajo 
condiciones de flujo transitorio. El yacimiento tiene las siguientes propiedades de la 
roca y de los fluidos: 


Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,25 
Permeabilidad al petróleo, md ................. 60 
Viscosidad del petróleo, ср ................... 1,5 
Espesor, ріё5: uasa exu ER Ee 15 
Porosidad, %....... 2... 0... 15 
Presión inicial del yacimiento, Ірс .............. 4000 
Radio del pozo, pies ......................... 0,25 
Compresibilidad total de la formación, Ipc! ...... 12 x 107 


1. Calcule la presión que existe en las siguientes distancias radiales: 0,25, 5, 10, 50, 
100, 500, 1000, 1500, 2000 y 2500 pies, al tiempo de una hora y construya los si- 
guientes gráficos: 


a) Presión vs logaritmo del radio 
b) Presión vs radio 
2. Repita la parte (1) del problema para tiempos de 12 y 24 horas. Construya el gráfico 
de presión vs logaritmo de r y compare los resultados. 
Solución: 
* Paso 1: Calcule p(r,t) de la ecuación 7.78: 


1 


70,6(300) (1,5) з 


_ —948(015)(1,5)(12 x10 $)r? 
p(r,t)= 4000 + | (60115) | 


(60) 


• Paso 2: Realice los cálculos necesarios después de una hora y repórtelos en la 51- 
guiente forma tabulada: 
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Tiempo transcurrido t = 1 hora 


-2,6625 x 1075 
5 -0,001065 


3723 


10 -0,00426 3785 
50 -0,1065 3922 
100 -0,4260 3967 
500 -10,65 0 4000 
1000 -42,60 0 4000 
1500 -95,85 0 4000 
2000 -175,40 0 4000 
2500 -266,25 0 4000 


* Calculado a partir de la ecuación 7.79 
** De la Figura 7.19 


Paso 3: Muestre los resultados en gráficos similares a los presentados en las Figu- 
ras 7.20 y 7.21. 


Presión, Ipc 


0 100 200 300 400 500 600 700 800 900 1000 
Radio, pies 


Figura 7.20. Perfiles de presión en función de tiempo. 
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, 3700 1r A2 he 
2 24 hr 
E 


0,1 1 10 100 1000 10000 
Radio, pies 


Figura 7.21. Perfiles de presión en función de tiempo en escala logarítmica. 
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• Paso 4: Repita los cálculos para ! = 12 y 24 horas. 


Tiempo transcurrido t = 12 horas 


-0,222 x 107 
5 88,75 x 10% 3614 
10 355 x 10% 3675 
50 0,0089 3817 
100 0,0355 3876 
500 0,888 3988 
1000 3,55 4000 
1500 7,99 -3,77 x 107 4000 
2000 14,62 0 4000 
2500 208,3 0 4000 


* Calculado a partir de la ecuación 7.79. ** De la Figura 7.19. 


Tiempo transcurrido t = 24 horas 


-0,111 x 107 —15,44* 3319 


5 -44,38 x 10 -9,45* 3583 
10 -177,5 x 10% -8,06* 3644 
50 -0,0045 -4,83* 3787 
100 -0,0178 -3,458** 3847 
500 -0,444 -0,640 3072 
1000 -1,775 -0,067 3997 
1500 -3,995 -0,0427 3998 
2000 -7,310 8,24 x 10% 4000 
2500 -104,15 0 |. 4000 


* Calculado a partir de la ecuación 7.79. ** De la Figura 7.19. 


• Paso 5: Los resultados del paso anterior se muestran gráficamente en la Figu- 
ra 7.21. 


El ejercicio anterior muestra que la mayor parte de la pérdida de presión se produ- 
ce cerca del pozo, en consecuencia, las condiciones cercanas al pozo ejercen una mayor 
influencia en el comportamiento de flujo. La Figura 7.21 muestra que el perfil de presión 
y el radio de drenaje están cambiando continuamente con el tiempo. 
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Cuando el parámetro x en la función E; es menor de 0,01, la aproximación logarít- 
mica expresada por la ecuación 7.80 puede sustituirse en la ecuación 7.78 para dar: 


162 B 
ptr,t) = p; - аан 323| (7.82) 
HoC;T 


En la mayoría de los cálculos de flujo transitorio, el principal interés se centra en el 
comportamiento de la presión de fondo fluyendo en el pozo, esto es, cuando г = ry. 
Luego, la ecuación 7.82 aplicada a r = r,, se puede escribir así: 


16260,M о Во kt 
=р;— lo — 323 7.83 
Руј Pi kh 8 фи „с 72 ( ) 


donde К es la permeabilidad en та; t, el tiempo en horas; у c,, la compresibilidad total en 
Ipc?, 

Es importante observar que las ecuaciones 7.82 y 7.83 no pueden utilizarse hasta 
que el tiempo de flujo t exceda el límite impuesto por la siguiente restricción: 


` 2 
C,r 
t>948x10* Page”. (7.84) 


donde k es la permeabilidad en md y t, el tiempo en horas. 


EJERCICIO 7.11 


Usando los datos del ejercicio anterior, estime la presión de flujo de fondo después 
de 10 horas de producción 


Solución: 
e Paso 1: Use la ecuación 7.83 para estimar Руј sólo si el tiempo excede el tiempo lí- 


mite impuesto por la ecuación 7.84, es decir: 


шоэ’пеидоуооиејдол[еобјә / ООМУЛЯ ошгуоо тмоаава могогаз 0102 O IHOIHAdOO 


4 (015)(,5)(12 x 10“ )(0,25)2 
60 


[2948x10 — 0000267 hr — 0,153 seg 
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Para todos los propósitos prácticos, la ecuación 7.83 puede usarse a cualquier tiempo 
durante el período de flujo transitorio para estimar la presión en el fondo del pozo. 


e Paso 2: Como el tiempo especificado de 10 horas es mayor que 0,000267 hr, la p, 
puede estimarse aplicando la ecuación 7.83: 


0 
рај = 4000— = | (60)(10) 


– 323 |= 33581рс 
(60) 15) (0,15)(1,5)(12 x 1079)(0,25)2 | | Р 
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A continuación se presentará la segunda forma de solución de la ecuación de difusividad 
conocida como caída de presión adimensional. 


4.1.1.2. La solución de la presión adimensional 


Los análisis de pruebas de pozos hacen uso del concepto de variables adimensio- 
nales al resolver la ecuación de flujo transitorio. La importancia de estas variables es que 
simplifican la ecuación de difusividad y su solución por la combinación de parámetros 
del yacimiento como permeabilidad, porosidad, etc. y, por lo tanto, reducen el número 
total de incógnitas. 

Para introducir el concepto de la solución de la presión adimensional, p p, considé- 
rese, por ejemplo, la ecuación de Darcy en su forma radial dada previamente por la ecua- 
ción 7.27: 


_ оротовкћ(ре — Puy) 


Qo E Р 
MoBo ТӨ 


w 


Rearreglando la ecuación se obtiene: 


Pe Ру _ m2) РЕ 
Nn Tw 
000708kh 


Se observa que la parte derecha de la ecuación anterior no tiene unidades, o sea, 
que es adimensional y, de acuerdo con esto, la parte izquierda de la ecuación debe ser 
también adimensional. Como p, ~ Руј tiene las unidades de Ірс, es lógico que el térmi- 

o | QoHoBo 


también tenga como unidades la presión. De hecho, cualquier diferencia 
0,00708kh 


"T en QoMoBo 
de presión dividida por el término | ——— —— 
р P отв. 


Ја ecuación 7.85 puede escribirse еп forma adimensional de la siguiente manera: 


је una presión adimensional. Рог 10 tanto, 


Pp = Пер) 


Ре ру Ге 
dolideu mo PW ж а 
onde Pp QohoBo yo Es 
000708Kh 


Este concepto puede extenderse para considerar las ecuaciones de flujo transitorio 
donde el tiempo es una variable. En el análisis de flujo transitorio, la presión adimensio- 
nal рр es siempre una función de un tiempo adimensional, tp, y ambos conceptos están 
definidos por las siguientes expresiones: 
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Pi - prt) 
ЖЕ DIAC (7.86) 
_ (222 | 
000708Kh 
0000264Kt 
Е (7.87) 
PUC Гар 


La expresión anterior es sólo una de las formas que existen para expresar el tiempo 
adimensional. Otra definición comúnmente utilizada es la de tp4, conocida como el 
tiempo adimensional basado en el área total de drenaje. 


Así, se tiene: 


0,000264kt ћу 
DA = —————— 2 tp -- (7.88) 
puc, A Á 


donde A es el área total de drenaje (= ar? y re, el radio de drenaje; y rọ , el radio del pozo, 


ambos, respectivamente, en pies. 


La presión adimensional, pp, también varía con la localización en el yacimiento y 
está representada por las distancias radiales adimensionales, rp y г.р, definidas por: 


pe (7.89) 


У fep = -^ (7.90) 
Tw | 

donde pp es la caída de presión adimensional; rep, radio exterior adimensional; tp. 
tiempo adimensional; rp, radio adimensional; t, tiempo en horas; p(r,t), presión a un ra- 
dio гу tiempo t; К la permeabilidad en md; y и, la viscosidad en cp. 

Los grupos adimensionales definidos anteriormente, esto es pp, tp, y гр pueden 
introducirse en la ecuación de difusividad (ecuación 7.76) para transformarla en la si- 
guiente de forma adimensional: 


а? д ӘР, 
Boi dnm c (7.91) 


дг Гр Op ðtp 
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van Everdingen y Hurst? propusieron una solución analítica para la ecuación ante- 
rior, suponiendo: 


• Sistema radial perfecto. 

• El pozo productor se encuentra en el centro y produce a una tasa constante Q. 
* Antes de la producción, la presión del yacimiento es uniforme e igual a p;. 

* No existe flujo en el radio exterior re. 


Estos autores presentaron la solución de la ecuación 7.91 en forma de series infini- 
tas con términos exponenciales y funciones de Bessel, y evaluaron estas series para dife- 
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rentes valores de rep en un amplio rango de tp. Chatas’? y ее! tabularon en forma con- 
veniente estas soluciones para los siguientes casos: 


* Yacimiento con comportamiento infinito 
• Yacimiento radial finito 


4.1.1.2.1. Yacimiento con comportamiento infinito 


Cuando un pozo se abre a producción a una tasa constante de flujo después de un 
período de cierre, la presión en el pozo comienza a caer y causa un disturbio en la pre- 
sión que se esparce en el yacimiento. Ahora bien, este comportamiento no se afecta por 
los límites del yacimiento y la forma del área de drenaje, razón por la cual el flujo transi- 
torio también se denomina estado de comportamiento infinito. Durante este perío- 
do, la tasa de declinación de la presión en el pozo y la forma como el disturbio de presión 
se irradia, dependen de características de los fluidos y del yacimiento, tales como: poro- 
sidad, permeabilidad, compresibilidad total y viscosidad. 


Para un yacimiento con un comportamiento infinito, esto es; rep = o, la función de 
caída de presión adimensional, p p, es estrictamente una función adimensional del tiem- 
po tp, о sea: 


рр = ftp) 


Chatas!* y ее! presentan en forma tabulada los valores de р para un yacimiento 
con un comportamiento infinito tal como se muestra en la Tabla 7.3. 


Las siguientes expresiones matemáticas se pueden usar para aproximar estos va- 
lores tabulados de pp: 


• Paraty < 001: 


t 
Pp = ae. (7.92) 


• Paraty > 100: 

Pp = 05 In(t, ) +080907]. (7.93) 
• Para 002 < tp < 1000: 

Pp = а +a, бр) as [Intp]. +а, [Intp)]^ +astp * ago)? + 


aj py E (7.94) 
tp 


Con los coeficientes a, hasta ag definidos por: 


ау = 0,8085064 а) = 0,29302022 аз —3,52641770 07?) 
ад = –1,4036304107°) ав = -4,7722225(107*) dg = 5,124053200 7) 
a; = –2,30330171 07 !9) dg = -2,672311700 ?) 
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Tabla 7.3. Sistema radial infinito: Tasa constante en el límite interior (según Lee'?) 


: Pp: 


0 3,0 1,166 
0,0005 0,0250 4,0 1,2750 
0,001 0,0352 5,0 1,3625 
0,002 0,0495 6,0 1,4362 5 
0,003 0,0603 7,0 1,4997 С 
0,004 0,0694 8,0 1,5557 58 
0,005 0,0774 9,0 1,6057 ЕР 
0,006 0,0845 10,0 1,6509 FE 
0,007 0,0911 15,0 1,8294 TE 
0,008 0,0971 20,0 1,9601 EE 
0,009 0,1028 30,0 2,1470 ЧЕ 
0,01 0,1081 40,0 2,2824 335 
0,015 0,1312 50,0 2,3884 555 
0,02 0,1503 60,0 2,4758 + 
0,025 0,1669 70,0 2,5501 332 
0,03 0,1818 80,0 2,6147 FE 
0,04 0,2077 90,0 2,6718 H 
0,05 0,2301 100,0 2,7233 FE 
0,06 0,2500 150,0 2,9212 238 
0,07 0,2680 200,0 3,0636 eis 
0,08 0,2845 250,0 3,1726 ДЫР 
0,09 0,2999 300,0 3,2630 TE 
0,1 0,3144 350,0 3,3394 ERE 
0,15 0,3750 400,0 3,4057 E 85 
0,2 0,4241 450,0 3,4641 ЕН 
0,3 0,5024 500,0 3,5164 TE 
0,4 0,5645 550,0 3,5643 E 
0,5 0,6167 600,0 3,6076 ás 
0,6 0,6622 650,0 3,6476 5 
0,7 0,7024 700,0 3,6842 > 
0,8 0,7387 750,0 3,7184 
0,9 0,7716 800,0 3,7505 
1,0 0,8019 850,0 3,7805 
1,2 0,8672 900,0 3,8088 
1,4 0,9160 950,0 3,8355 
2,0 1,0195 1000,0 3,8584 
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4.1.1.2.2. Yacimiento radial finito 


La llegada del disturbio de presión al límite de drenaje del pozo marca el final del 
flujo transitorio y el comienzo de la etapa de flujo semicontinuo. Durante esta etapa, los 
límites del yacimiento y la forma del área de drenaje influyen en la respuesta de presión 
del pozo, así como en el comportamiento de la distribución de presión a través del yaci- 
miento. Intuitivamente, no se puede esperar que el cambio de flujo transitorio a flujo se- 
micontinuo en este sistema finito ocurra instantáneamente. De hecho, existe un período 
corto que separa las dos etapas, denominado última etapa de transición. Debido a 
su complejidad y corta duración, este flujo de esta etapa no se utiliza en los análisis de 
presión. 

Para un sistema radial finito, la función pp es una función que depende adimensio- 
nalmente del tiempo y del radio, es decir: 


Pp = ftp Fep) 
donde 


radio exterior _ Te 
radio del pozo Tw 


Гер = 


La Tabla 7.4 presenta valores de pp en función de ty рага 1,5 < Fep «10. 


van Everdingen y Hurst? aplicaron esta solución para modelar el comportamiento 
de la intrusión de agua hacia el yacimiento, considerando como radio del pozo ei radio 
exterior del yacimiento, y éste como el radio exterior del acuífero; por lo tanto, el rango 
de valores de г.у en la Tabla 7.4 es adecuado para esta aplicación. 


Chatas!* propuso la siguiente expresión matemática para calcular pp: 
Рага 25 € ty y 025r2, < tp: 


_(1/2+2tp) Зга — 4 Игор — 212) — 1 


Pp = (7.95) 
(rà, = 1) 4(r2 – 1? 
Un caso especial де la ecuación 7.96 se alcanza cuando rZ, > > 1, entonces: 
2t 3 
рр = >. *In(rzp) — 4 (7.96) 


Тер 


A continuación se resume el procedimiento de cálculo al usar pp para determinar 
la presión de fondo fluyendo cuando está cambiando el período de flujo transitorio: 


* Paso 1: Calcular el tiempo adimensional tp aplicando la ecuación 7.87. 
* Paso 2: Calcular el radio adimensional г, por medio de la ecuación 7.90. 


* Paso 3: Determinar la función pp correspondiente por medio de la tabla o ecuación 
apropiada, usando los valores calculados de tp y Tep- 
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Tabla 7.4. Sistema radial finito, tasa constante en el límite interior (según ее’) 


: UN Es Ld Pp 
0,251 1,5 0,927 
0,08 0,288 0,24 0,459 0,42 0,576 0,54 0,636 1,1 0,830 1,6 0,948 
0,10 0,322 0,26 0,76 0,44 0,587 0,56 0,645 1,2 0,857 1,7 0,968 
0,12 0,355 0,28 0,492 0,46 0,598 0,60 0,662 1,3 0,882 1,8 0,988 
0,14 0,387 0,30 0,507 0,48 0,608 0,65 0,683 1,4 0,906 19 1,007 
0,16 0,420 0,32 0,522 0,50 0,618 0,70 0,703 15 0,929 2,0 1,025 
0,18 0,452 0,34 0,536 0,52 0,628 0,75 0,721 1,6 0,951 2,2 1,059 
0,20 0,484 0,36 0,551 054 0,638 0,80 0,740 1,7 0,973 2,4 1,092 
0,22 0,516 0,38 0,565 0,56 0,647 0,85 0,758 1,8 0,994 2,6 1,123 
0,24 0,548 0,40 0,579 0,58 0,657 0,90 0,776 19 1,014 2,8 1,154 
0,26 0,580 0,42 0,593 0,60 0,666 0,95 0,791 2,0 1,034 3,0 1,184 
0,28 0,612 0,44 0,607 0,65 0,688 1,0 0,806 2,25 1,083 3,5 1,255 
0,30 0,644 0,46 0,621 0,70 0,710 12 0,865 2,50 1,130 40 1,324 
0,5 0,724 0,48 0,634 0,75 0,731 14 0,920 2,75 1,176 4,5 1,392 
0,40 0,804 0,50 0,648 0,80 0,752 1,6 0,973 3,0 1,221 5,0 1,460 
0,45 0,884 0,60 0,715 0,85 0,772 2,0 1,076 4,0 1,401 5,5 1,527 
0,50 0,964 0,70 0,782 0,90 0,792 3,0 1,328 5,0 1,579 6,0 1,594 
0,55 1,044 0,80 0,849 0,95 0,812 4,0 1,578 6,0 1,757 6,5 1,660 
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0,60 1,124 0,90 0,915 10 0832 5,0 1,828 7,0 1,727 
0,65 1,204 1,0 0,982 20 1,215 8,0 1,861 
0,70 1,284 2,0 1,649 3,0 1,506 9,0 1,994 
0,75 1,364 3,0 2,316 40 1,977 10,0 2,127 
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0,80 1444 50 3,649 50 2,398 


2,0 1,023 30 1167 40 1275 
2,1 1,040 343 1,180 45 1,322 
2,2 1,056 3,2 1,1192 50 1,364 
2,3 1,702 33 1,204 55 1,404 


8,0 1,556 10,0 1,651 12,0 1,732 
8,5 1,582 10,5 1,673 12,5 1,750 
9,0 1,607 11,0 1,693 13,0 1,768 
95 1,631 115 1,713 13,5 1,784 
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PD 


2,7 


3,4 


5,0 
5,5 
6,0 
7,0 
8,0 
9,0 
10,0 
11,0 
12,0 
13,0 
14,0 
15,0 


гү 


1,087 
1,102 
1,116 
1,130 
1,144 
1,158 
1,171 
1,197 
1,222 
1,246 
1,269 
1,292 
1,349 
1,403 
1,457 
1,510 
1,615 
1,719 
1,823 
1,927 
2,031 
2,135 
2,239 
2,343 
2,447 


3,7 


3,9 


7,0 
7,5 
8,0 
9,0 
10,0 
11,0 
12,0 
13,0 
14,0 
15,0 


1,215 60 1,441 
1,227 6,5 1,477 
1238 7,0 1,511 
1,249 7,5 1,544 
1,259 8,0 1,576 
1,270 8,5 1,607 
1,281 9,0 1,638 
1,301 9,5 1,668 
1,321 10,0 1,698 
1,340 11,0 1,757 
1,360 12,0 1,815 
1,378 13,0 1,873 
1,424 14,0 1,931 
1,469 15,0 1,988 
1,513 16,0 2,045 
1,556 17,0 2,103 
1,598 18,0 2,160 
1,641 19,0 2,217 
1,725 20,0 2,274 
1,808 25,0 2,560 
1,892 30,0 2,846 


12,0 
12,5 
13,0 
13,5 
14,0 
14,5 
15,0 
15,5 
16,0 
17,0 
18,0 
19,0 
20,0 
22,0 
24,0 
26,0 
28,0 
30,0 
34,0 
38,0 
40,0 
45,0 
50,0 
60,0 
70,0 


Ор 


1,750 
1,768 
1,786 
1,803 
1,819 
1,835 
1,851 
1,867 
1,897 
1,926 
1,955 
1,983 
2,037 
2,906 
2,142 
2,193 
2,244 
2,345 
2,446 
2,496 
2,621 
2,746 
2,996 
3,246 


1,732 14,0 


14,5 
15,0 
15,5 
16,0 
17,0 
18,0 
19,0 
20,0 
22,0 
24,0 
26,0 
28,0 
30,0 
32,0 
34,0 
36,0 
38,0 
40,0 
50,0 
60,0 
70,0 
80,0 
90,0 
100,0 


Nota: Para un гер dado, los valores de tp menores a los listados en esta tabla, indican que el yacimiento se 


comporta como infinito, por lo tanto pp debe buscarse en la Tabla 7.3. 


Para 25 < fp y rep mayores que los valores dados en la tabla: 


Para pozos en yacimientos limitados con rep >> 1 рр = 


rêp —1) 


412 = y? 


_0/2+2р) 3rd -Arep nep —2rép –1 
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* Paso 4: Calcular la presión al radio deseado, esto es, rą, aplicando la ecuación 
7.86, es decir: 


ОоВьи 


000708kh / 2 а 


PUE wit) =р;— | 


EJERCICIO 7.12 


Un pozo de petróleo está produciendo а una tasa constante де 300 BN/día bajo 
condiciones de flujo transitorio. El yacimiento tiene las siguientes propiedades de la 
roca y de los fluidos: 


Radio del pozo, pies ......................... 0,25 
Presión inicial, Ipe .......................... 4000 
ESPESOT; DIOS: demonio ciar pas 15 
Viscosidad del petróleo, ср ................... 1,5 
Permeabilidad, md .......................... 60 
Porosidad, 96... ааа ga e gp da 15 
Compresibilidad total, Ipo} ................... 12 x 10$ 
Daño еп el POZO ....... 2... ................. 0 

Factor volumétrico del petróleo, BY/BN.......... 1,25 


Si el yacimiento tiene un comportamiento infinito, se desea estimar la presión de 
fondo fluyendo después de una hora de producción usando la aproximación de la pre- 
sión adimensional. 

Solución: 

* Paso 1: Calcular el tiempo adimensional tp usando la ecuación 7.87: 


0,000264(60)(1) 


tp = em 7 = 9386667 
(015)(15)(12 x 107° )(025) 
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• Paso 2: Calcular el radio adimensional con la ecuación 7.90: 


Гер = 0 
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* Paso 3: Como tp > 100, usar la ecuación 7.93 para estimar pp: 


рр = 0,5[In(9386667) + 080907] = 61294 


Paso 4: Calcular la presión de fondo fluyendo después de 1 hora de producción, 
aplicando la ecuación 7.97: 


(300)(125) (1,5) 


61294) = 3459] 
0,00708(60) (1 2) “ а 


р(0251) = 4000 – | 
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El ejemplo anterior muestra que la solución dada para la función pp es idéntica a la 
solución dada por la función Е;. La principal diferencia entre estas dos aproximaciones 
es que la función pp sólo se usa para calcular la presión a un radio г cuando la tasa de 
flujo О es constante y conocida. En este caso, la aplicación de la función p está restrin- 
gida al radio del pozo debido a que se conoce О. Por otra parte, la función E; se utiliza 
para calcular la presión a cualquier radio utilizando la tasa de flujo del pozo Q. 

Es importante observar que cuando un yacimiento tiene un comportamiento infi- 
nito cont, > 100, la función pp se relaciona con la función E; por la siguiente expresión: 


рь = о-в - =) (7.98) 
D 


4.1.2. Flujo radial de fluidos compresibles 


La viscosidad y densidad de un gas varían significativamente con la presión y, por 
lo tanto, las suposiciones de la ecuación 7.76 no satisfacen los sistemas de gas, esto es, 
de los fluidos compresibles. Para poder desarrollar una función matemática que descri- 
ba el flujo de fluidos compresibles en el yacimiento, deben considerarse las siguientes 
ecuaciones para gases reales: 


• Ecuación de densidad: 


„РА 


E ZRT 


* Ecuación de compresibilidad del gas: 


Combinando estas dos ecuaciones básicas con la ecuación 7.68 resulta: 


là([ Pp) фис рәр 
rori uz or 


= 7.99 
0000264К uz dt и 
donde t es el tiempo en horas; К, Іа permeabilidad en та; c;, la compresibilidad isotérmi- 
ca en Ipc?; уф, la porosidad. 
Al-Hussainy, Ramey y Crawford!* linearizaron la ecuación anterior introduciendo 
la definición de potencial para un gas real m(p). Así se tiene: 


р 
2р 
тр) = J —dp (7.100) 
Г 
Diferenciando la ecuación anterior con respecto а р, resulta: 
dm 2 
omip) = ар (7.101) 
др uz 


De donde se obtienen las siguientes relaciones aplicando la regla de la cadena: 
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am(p) _ дпр) др 


m MT (7.102) 

om ðm(p) д 
(р) _ дп(р)др (2105) 

at др ðt 
Sustituyendo la ecuación 7.101 en las ecuaciones 7.102 y 7.103, resulta: 
д д 
Эр „АЁ Es (7.104) 
or 2р\ ðr 
y 
д д 
p. ке men (7.105) 
ôt 2р\ ôt 


Combinando las ecuaciones 7.104 y 7.105 con la ecuación 7.99, se obtiene, final- 
mente: 


amp) 1дтр)__ éuc, amp) 


Е 7.106 
ar? г дг 0000264k ðt ( ) 


La ecuación 7.106 es la ecuación de difusividad para fluidos compresibles, la cual 
relaciona el potencial de un gas real con el tiempo t y el radio r. 

Al-Hussainy et al. !^ señalan que, en un análisis de pruebas de pozos para un pozo 
de gas, la solución de tasa constante tiene más aplicaciones prácticas que la solución de 
presión constante. Los autores encontraron la solución exacta de la ecuación 7.106 co- 
münmente conocida como método de la solución m(p). Existen otras dos soluciones 
que se aproximan a la solución exacta, denominadas: método de las presiones al 
cuadrado y método aproximado de presión. En síntesis, existen, pues, tres formas 
de la solución matemática de la ecuación de difusividad: 


* El método de la solución m(p) o solución exacta 


шоз'пеидоцозиејаол[еобјә / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 


* El método de las presiones al cuadrado 
* El método aproximado de presión. 
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4.1.2.1. Método de la solución m(p) o solución exacta 


A la ecuación 7.106 se le impone la condición de tasa constante como una de las 
condiciones de borde para resolverla. Así, Al-Hussainy et al. '* proponen la siguiente so- 
lución exacta: 


О.Т 
тру) mpi - 5789542 s | v El a = Joan (7.107) 


sc фи j Ci Ty, 


donde p; (= pe јез la presión inicial del yacimiento en Ipc; pyp , la presión de flujo fluyen- 
do en Ipc; Qg , la tasa de flujo del gas en MPCN/día; t, el tiempo Sn horas; K, la permeabili- 
dad en md; сү, la compresibilidad isotérmica total a p; en Ipc”!; u;, la viscosidad del gas 
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а la presión inicial en cp; ps. , la presión en condiciones normales en Ірса; T,., la tempe- 
ratura en condiciones normales en °R; r,,,, el radio del pozo en pies; A , el espesor en pies; 
Уф, la porosidad. 


Cuando р « = 147 lpca y T. = 520R, la ecuación anterior se simplifica así: 


16370¿T 
kh 


log xL va (7.108) 


m Wi = т ПШ E 
МАЛИ | фи ¡Cil iy 


Esta ecuación 7.108 escrita en términos del tiempo adimensional resulta: 


16370¿T 4, 
MP) = mph -| log E (7.109) 


donde О, es la tasa de flujo del gas, MPCN/día; y К, la permeabilidad, md. 
El tiempo adimensional fue definido previamente por la ecuación 7.87 como: 
2 0,000264kt 
й Pu ¡Culo 
El parámetro y se denomina constante de Euler y está dado por: 


y = 95772 = 1781 (7.110) 


La solución де la ecuación де difusividad дада por las ecuaciones 7.108 y 7.109 ex- 
presa la seudopresión de flujo de fondo de un gas real como una función del tiempo t del 
flujo transitorio. La solución expresada en términos de m(p) es la expresión matemática 
recomendada para realizar el análisis de presión en pozos de gas, debido a su aplicabili- 
dad en un amplio rango de presiones. 

Para el caso de flujo radial de un gas real, la ecuación de difusividad puede expre- 
sarse en términos adimensionales de la caída de seudopresión de un gas real y y utili- 
zando la siguiente relación: 


14220,T 
пру) = Mp) a | <> (7.111) 


donde О, es la tasa de flujo del gas, MPCN/día; у К, la permeabilidad, md. 


La caída de seudopresión adimensional y y puede determinarse en función de tp 
usando la expresión apropiada desde las ecuaciones 7.92 hasta 7.96. Cuando tp > 100, 
Y p puede calcularse aplicando la ecuación 7.93, o bien: 


фр = 0,5|In(tp )+080907] (7.112) 


EJERCICIO 7.13 


Un pozo de gas con un radio de 0,3 pies está produciendo a una tasa constante de 
2000 MPCN/día bajo condiciones de flujo transitorio. La presión inicial del yacimiento 
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(presión de cierre) es 4400 Ipc a 140°. La formación tiene una permeabilidad de 65 md y 
un espesor de 15 pies. La porosidad es de un 15%. 


Las propiedades del gas en función de presión se presentan a continuación: 


њу (CD) Е 
0,01270 1,000 0,000 

400 0,01286 0,937 13,2 x 10% 

800 0,01390 0,882 52,0 x 10% 

1200 0,01530 0,832 113,1 x 106 
1600 0,01680 0,794 198,0 x 10$ 
2000 0,01840 0,770 304,0 x 106 
2400 0,02010 0,763 422,0 x 106 
2800 0,02170 0,775 542,4 x 106 
3200 0,02340 0,797 678,0 x 106 
3600 0,02500 0,827 816,0 x 10° 
4000 0,02660 0,860 950,0 x 10% 
4400 0,02831 0,896 1089,0 x 10$ 


Suponiendo que la compresibilidad total inicial es de 3 x 10% Ipc}, se desea calcu- 
lar la presión de flujo en el fondo después de 1,5 horas. 
Solución: 


* Paso 1: Calcule el tiempo adimensional tp: 
0000264) (65)(15 
tp = __ 900026006800) NN 
(0,15)(0,02831)(3x 10" *)(0,3) 


* Paso 2: Resuelva para m(p,,y ) usando la ecuación 7.109: 


2000)(600 42244986 


= 6 
(65)(15) 0,5772 | = 1077,5 х10 


е 


* Paso 3: Calcule la p,p, interpolando entre los datos pVT dados: 


шоз'пеидоцозиејаол[еобјә / ООМУЛЯ ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


Руј = 4367 1рс 


La misma solución se obtiene aplicando la aproximación de y p: 


»OHO3M3d пі 39IX3 "IV8NITINI онозыза мп ONIS GVaaldOsid за VIAHOd умп 53 ON HOLD V за онозыза 713. : VION3LHIAGV 
"SVLiAV d SV100V233W та ма 'оомула ONICVOO 13 YOd YVLNNO3SA молуз “SOLINAOSA 50810 А 3183 *80AVIN TY O 1VL3G ту SVHdWOO мама 


e Paso 1: Calcule y y usando la ecuación 7.112: 
Vp = O5[In(2244986) + 080907] = 6,565 
• Paso 2: Calcule m(p,yy ) usando la ecuación 7.111: 


(1422)(2000)(600) 
(65) (15) 


MPuf)= 1089 х 109 -| | = 1077,5 х106 


* Paso 3: Calcule la p,p, interpolando entre los datos рут dados: 


Puy = 4367 1рс. 
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4.1.2.2. Método aproximado de las presiones al cuadrado 
En este método, la primera aproximación a la solución exacta se realiza sacando el 
término que depende de presión (uz) fuera de la integral que definen m(p,) y m(p;), 
para dar: 


2 Р; 
m(p;) - тру) = == $ рар (7.113) 
uv 
O bien: 
р? pur 


трі) = MP yy) = u (7.114) 


donde los valores de viscosidad у del factor de desviación del gas se evalúan a la presión 
promedio p, la cual viene dada por: 


2 p, 
p = E jx (7.115) 


Combinando la ecuación 7.114 con la ecuación 7.108, 7.109 ó 7.111, resulta: 


16370,T AZ m 
2 2 g 
=p — lo — 323 (7.116) 
УМА | kh | У | 
O bien: 
16370,T AZ 4t | 
ру = р? -| ¡E - | (7.117) 


O la expresión equivalente: 


14220, ТИ7 
2 2 8 
Par = р? - a E (7.118) 

Las formas anteriores de la solución aproximada indican que el producto uz se 
asume constante a la presión promedio p. Esto limita la aplicabilidad del método de las 
presiones al cuadrado a presiones de yacimiento menores de 2000. Es importante indi- 


car que cuando se utiliza el método p? para determinar Руј 65 suficiente considerar 
AZ = nz. 
EJERCICIO 7.14 


Un pozo de gas con un radio de 0,3 pies está produciendo a una tasa constante de 
7454,2 MPCN/día bajo condiciones de flujo transitorio. La presión inicial del yacimiento 
es 1600 Ipc y la temperatura es de 1 40?F. La formación tiene una permeabilidad де 50 md 
yun espesor de 10 pies. La porosidad es de un 2096. Las propiedades del gas en función 
de presión se presentan a continuación: 
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(С 


0 0,01270 1,000 0,000 
400 0,01286 0,937 13,2 x 106 
800 0,01390 0,882 52,0 x 106 
1200 0,01530 0,832 113,1 x 106 
1600 0,01680 0,794 198,0 x 10* 


Suponiendo que la compresibilidad total inicial es de 6,25 x 10% Ipc ', calcule la 
presión de flujo en el fondo después de 4 horas usando: 


a) El método m(p) 
b) EI método de las presiones al cuadrado 
Solución: 
a) El método m(p) 
e Paso 1: Calcule el tiempo adimensional tp: 


(0000264)(50)(4) 


lp = MEL = 2793651 
(02)(00168)(625 x 107" )(0,3) 


* Paso 2: Calcule y y usando la ecuación 7.112: 
Vp = 0,5[In(279365,1) + 080907] = 66746 
* Paso 3: Calcule m(p,y ) usando la ecuación 7.111: 


(1422)(7454,2)(600) 


(66746) = 1131 х10® 
(50)(10) 


m(py ) = 198 109 — 


Руј = 12001рс 
b) El método de las presiones al cuadrado 
• Paso 1: Calcule y y usando la ecuación 7.112: 


шоэ’пеидоуооиејдол[еобјә / ООМУЛЯ омгмоо 7193489 могогаз 0102 © IHOIHAdOO 


фр = 0,5Í[In(2793651) + 080907] = 66477 


„онозаза пі 39IX3 тузмгилпо онозыза мп ONIS GVaaldOsid за VIAHOd умп 53 ON молу за онозыза та : VION31H3AGV 
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» Paso 2: Calcule р?у usando Ја ecuación 7.118: 


(1422)(7454,2) (600) (00168) (0794) 


66477) = 1427.4 
TESTES (66477) 7491 


рау = 1600 — 


Puf = 11951рс 
• Paso 3: El error absoluto es 0,4%. 


4.1.2.3. Método aproximado de presión 


El segundo método de aproximación a la solución exacta del flujo radial de gases 
consiste en tratar el gas como un seudolíquido. 
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Recordemos que el factor volumétrico del gas en la formación expresado en 


BY/PCN viene dado por: 


В. = Psc zr 
‚ =| 
5615T5 A p 


Resolviendo la expresión anterior para p / z, se tiene: 


p | Ps |1. 
2 |5615T,, АВ, 


La diferencia en la seudopresión de un gas real viene dada рог: 


Р; 
2 
m(p;)- тр,у)= f Lap 
Руј He 


Combinando las dos expresiones anteriores, resulta: 


_ 2Тр« hf 1 

A = cc er Í o lo 

Puf Е 

Fetkovich?? señaló que a presiones ele- | 

vadas (р > 3000), 1/ ив р 65 casi constante 

como se muestra en la Figura 7.22. Imponien- 

do esta condición a la ecuación 7.119 e inte- 
grando se obtiene: 


1K(uBg) —> 


(7.119) 


(7.121) 


m(p;)— Пру ) = —€— „.„ (pi – Руј) 
56157 СИВ; 
(7.120) = 3000 
Ргездп— 0» 
Combinando la ecuación 7.120 con la Figura 7.22. Gráfico de 1/ 4Bg en función 
ecuación 7.108, 7.109 ó 7.111: de presión. 
1625x10?Q, ЯВ | kt | 
і g ^ 7 
Pw = реу log ———— |- 323 
^^ | kh фи сугу, 
O bien: 


1625x10%0, ПВ 4 
Puf = Di — Pte | (зе. 


O, equivalentemente, en términos де la caída de presión adimensional: 
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1412x10?Q, ИВ, 
—— l pp (7.123) 


pa =p, -| kh 


donde p; es la presión inicial del yacimiento en 1рс; Oy, la tasa de flujo del gas en 
MPCN/día; t, el tiempo en horas; k, la permeabilidad en md; tp, el tiempo adimensional; 
B g » €l factor volumétrico promedio del gas en la formación, BY/PCN; y pp, la caída de 
presión adimensional. 

Es importante observar que las propiedades del gas, estos es: B g: AY €i están eva- 
luadas a la presión p definida así: 


= Pi + рур 
Р 2 


(7.124) 


De nuevo, esta fórmula está limitada para presiones mayores de 3000 Ipc. Cuando 
se resuelve para pyp, es suficiente evaluar las propiedades del gas a p;. 


EJERCICIO 7.15 


Repita el ejercicio 7.13 usando el método de aproximación de presión y compare 
los resultados con la solución exacta. 


Solución: 
e Paso 1: Calcule el tiempo adimensional tp: 


0,000264)(65)(1,5 
tp = A _ ЈЕВ > = 2244986 
(015)(0,02831)(3 x10 3037) 
* Paso 2: Calcule Bga p;: 
0,8096)(600 
B, = Оооо 22201600 = 00006158 ВҮ/РСМ 
g 4400 


• Paso 3: Calcule pp usando la ecuación 7.93: 


шоэ’пеидоуооиејдол[еобјә / ООМУЛЯ омгмоо 7193489 могогаз 0102 © IHOIHAdOO 


рр = 0,5[In(2244986) + 080907] = 6,565 


„онозаза пі зогха тузмгилпо онозыза мп ONIS GVaaldOsid за VIAHOd умп 53 ON чоту за онозыза 73, : VION31H3AGV 
"SVLIAW d SV100V233W 13 ма 'оомула ошгуоо 13 HOd YVLNNO3SA мола 'волопаома 50810 А 3183 *80AVIN ПУ O луїза ту SVHdWOO мама 


• Paso 4: Estime py usando la ecuación 7.123: 


1412 х 107 (2000)(002831)(00006158) 
(65)(15) 


Руј = 4400— sss 4367 Ірс 
La solución es la misma que la de la solución exacta. 


Como lo menciona Ahmed?, los ejercicios 7.10-7.15 están diseñados para ilustrar 
cada método de solución. Desde el punto de vista práctico, estas metodologías usual- 
mente se utilizan para caracterizar el yacimiento y para determinar la permeabilidad k o 
la capacidad; es decir, el producto de la permeabilidad por el espesor, kh. 
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5. Flujo semicontinuo 


En el flujo transitorio discutido previamente, se ha supuesto que un pozo está loca- 
lizado en un yacimiento infinito y produciendo a una tasa de flujo constante, la cual crea 
un disturbio de presión que viaja a través del yacimiento. Tal como se señaló anterior- 
mente, durante este período de flujo transitorio, los límites del yacimiento no tienen 
efecto sobre el comportamiento de presión del pozo. Obviamente, el período donde esta 
suposición puede ser impuesta es, a menudo, muy corto en longitud. Tan pronto como el 
disturbio de presión alcanza los límites de drenaje, finaliza el régimen de flujo transito- 
rio y comienza un régimen de flujo diferente conocido como flujo semicontinuo, en el 
cual es necesario imponer a la ecuación de difusividad diferentes condiciones de límites 
a fin de obtener la solución apropiada para este régimen de flujo. 


Considérese la Figura 7.23 donde se muestra un pozo en un sistema radial que está 
produciendo a una tasa constante por un período lo suficientemente largo para afectar 
el área total de drenaje. 


р No flujo еп el contorno 


Vect t A ACE tad сеге HII III ИУ Ре ett y 
Wo ht MH p LPa npa IP CS EC LALA РУ ЎЕР ДО ТОРОВЕ ТООРОТТО IEEE РО РУ СЕ ва FIT. 


" 
A) p vs.r 


al radio “r 


Presión 


др 
—) = Constante 
дА 


Ц 
I 
1 
1 
j 
Џ 
1 
1 
l 
t 


3 t 
B) p vs. tiempo 


Figura 7.23. Régimen de flujo semicontinuo. 


Durante este periodo de flujo semicontinuo, el cambio en presión con tiempo es el 
mismo a través del área de drenaje. La sección (А), en la Figura 7.23, muestra que la dis- 
tribución de presión se hace paralela en los períodos sucesivos. Matemáticamente, esta 
condición tan importante puede expresarse por: 


д 
(2) = constante (7.125) 
at), 


La constante referida en la expresión anterior puede obtenerse de un simple balan- 
ce de materiales usando la definición de compresibilidad, esto es: 
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Arreglando esta ecuación, resulta: 


судр = —dv 
Diferenciando respecto al tiempo t, se obtiene: 
а ау 
ү з= = 
О bien: 
BD. / 
dt су 


Si en la relación anterior se expresa la tasa de declinación de presión en Ipc/hr, re- 


dp q __0Q2Bs 


hu M ЕЕЕ .126 
dt 24cV 24cV A ) 


donde О„ €s la tasa de flujo de petróleo, en BN/día; t, el tiempo en horas; q, la tasa de flu- 
jo, en BY/día; dp / dt, la tasa de declinación de la presión, lpc/hr; y У = Ур, el volumen 
poroso, BY. 

Para un sistema radial de drenaje, el volumen poroso viene dado por: 


2 

лггћф АҺф 

V= V, = === 7.127 
P 5615 5615 | 
donde А es el área de drenaje en pie?. 

Combinando las ecuaciones 7.127 y 7.126, se obtiene: 

3396 023396 
dp _ 0233964 __ 0233964 (7.128) 


а солг2һф c,Ahó 


шоз'пеидоцозиејаол[еобјә / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 


Examinando la expresión anterior encontramos las siguientes características del 
comportamiento de la tasa de declinación de presión, dp / dt, durante la etapa de flujo 
semicontinuo. Esto es: 


»0H93830 пі зогха "IV8NITINO онозыза мп ONIS ауазіаоча за VIAHOd умп 53 ON YOLNY за онозыза 73, : VION31H3AGV 
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* La presión del yacimiento declina más rápidamente con un aumento de la tasa de 
producción de los fluidos. 


• La presión del yacimiento declina más lentamente en yacimientos con mayores 
coeficientes de compresibilidad total. 


• Lapresión del yacimiento declina más lentamente en yacimientos con mayores vo- 
lúmenes porosos. 
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EJERCICIO 7.16 


Un pozo de petróleo está produciendo a una tasa constante de 1200 BN/día bajo 
condiciones de flujo semicontinuo. Los datos de presión del pozo muestran una declina- 
ción de la presión a una tasa constante de 4,655 lpc/hr. Se tienen los siguientes datos 
adicionales: 


Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,3 
Porosidad, ..... clle ees 15 
Compresibilidad total, IpC! ................... 12 x 10? 
ESPESOF, PIES аи eb EPI e REY A id 25 


Calcule el radio de drenaje del pozo. 
Solución: 
* Paso 1: Calcule la tasa de flujo q: 
q = О,В, = (1200)(1,3) = 1560 BY/día 
• Paso 2: Aplique la ecuación 7.128 para calcular А: 
(0,23396)(1560) 


– 4655 = — ^ 
(12X1075)A(25)(015) 


А = 1742400 pie? 
O bien: 


_ 1742400 


= 40 acres 
43560 


Matthews, Brons y Hazebroek?! señalaron que una vez que el yacimiento está pro- 
duciendo bajo las condiciones de flujo semicontinuo, cada pozo drenará dentro de sus 
propios límites independientemente de los otros pozos. Para que esta condición preva- 
lezca, la tasa de declinación de presión dp / dt debe mantenerse aproximadamente 
constante en todo el yacimiento, si no, el flujo que ocurre a través de los límites causaría 
un reajuste en sus posiciones. Debido a que la presión en cada punto del yacimiento está 
cambiando a la misma tasa, se concluye que la presión promedio del yacimiento está 
cambiando al mismo ritmo. Ésta es esencialmente igual a la presión promedio volumé- 
trica del yacimiento p, que se utiliza para representar los cálculos de flujo durante esta 
etapa de flujo semicontinuo. Por lo antes expuesto, p, indica que, en principio, la ecua- 
ción 7.128 puede ser usada para estimar la tasa de declinación de la presión, dp / dt, me- 


diante la sustitución de ésta por тс) es decir: 
ono. 02339641 
Pi 7 Pr САН. Ahó 
O bien: 
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_ _ 0233964! 


Ру = Pi c, Ahó (7.129) 


donde t es el tiempo aproximado transcurrido desde el final del flujo transitorio hasta el 
tiempo de interés. 

Es importante senalar que cuando se realizan los cálculos de balance de materia- 
les, la presión volumétrica promedio de todo el yacimiento se usa para calcular todas las 
propiedades. Esta presión puede determinarse del drenaje individual de cada pozo como 


sigue: 
УБ ri Vi 


Pr =s (7.130) 
У 
i 
donde V; es el volumen poroso del volumen de drenaje "d e Bc 
ip y рн, la presión promedio volumétrica dentro del о • / [ 
j M. / 


Í 
volumen de drenaje |. / ES ЈЕ А 


La Figura 7.24 ilustra el concepto de la presión 
volumétrica promedio. En la práctica, los diferentes vo- 
lúmenes porosos У, son difíciles de determinar y, como 
las tasas de flujo son medidas rutinariamente a través 
del tiempo de vida del campo, es común usar la tasa de 
flujo q; en la ecuación 7.129, facilitando de este modo 


A, 


"о 
к 
\ 
и 
„~ 
РА 
4 о 
ре 
= 
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el cálculo de la presión volumétrica promedio. Así se Y 
tiene: Ps Vs 
_ X Р 
Ур di м, Pd 
_ p E 
Pra У и Figura 7.24. Presión volumétrica 
di а 
i 


promedio del yacimiento‘, 


шоз'пеидоцозиејаол[еобјә / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA МООА 0L0Z O LHOIHAdOO 


A continuación se presentan las aplicaciones prácticas de usar las condiciones de 
flujo semicontinuo para describir el comportamiento de flujo radial en los dos tipos de 
fluidos siguientes: 


* Fluidos ligeramente compresibles 
* Fluidos compresibles 


5.1. Flujo radial de fluidos ligeramente compresibles 
La ecuación de difusividad expresada por la ecuación 7.73 para flujo transitorio es: 


кы) 


ar? rór 0000264 ot 
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Para el flujo semicontinuo, el término (др / ðt) es constante y se expresa рог la 
ecuación 7.128. Sustituyendo esta ecuación en la ecuación de difusividad, se obtiene: 


д2р 1 | фис, |- d 


ar? гдг  \0000264k\ — c, Ahó 


O bien: 


д?р „1р _ 88722qu 


= 7.132 
ər? гдг Ahk | 


La ecuación 7.132 puede expresarse también де la siguiente forma: 


18 | z _ _88722qu 


гдг\ or (ar? )hk 


Integrando la ecuación anterior, resulta: 


д 88722qu | r° 
ðr (лг )ҺК A 2 
donde c, es la constante de integración y puede ser evaluada imponiendo la condición 
de límite exterior [ ар /ór), = ој en la relación anterior. Se obtiene: 
те 14129и 
| zhk 


Combinando las dos expresiones anteriores, resulta: 


др _ 14124и |-- г | 


or hk r LE 
Integrando: 

Р: Е, 

14124и { : r | 
|| аре S ———— dr 
Pur DE Tw r re 


Resolviendo la integral anterior y considerando que la relación (r2 / г2 )еѕ tan pe- 
queña que se puede eliminar, resulta: 


а _ 14124и | (re) 1 
(Pi – Руј) = kh е) A (7.133) 


Una forma más apropiada para expresar la ecuación anterior es resolver la integral 
para la tasa de flujo. Así, se obtiene: 
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_ 000708Kh(p; — руу) 


„аи: = se 
Tw 


donde О es la tasa de flujo, BN/día; B, el factor volumétrico en la formación, BY/BN; у К la 
permeabilidad en md. 


(7.134) 


La presión volumétrica promedio del yacimiento p, se usa comúnmente para cal- 
cular la tasa de flujo del líquido bajo condiciones de flujo semicontinuo. Introduciendo 
esta variable en la ecuación 7.134, resulta: 


_ 000708kh(P, — ру) 


ла: А о 
Lm 


(7.135) 


Nótese que: 
0,4715 r 
| € | E mz) 075 
Fw Fw 


Esta observación sugiere que la presión volumétrica promedio p, ocurre cerca del 
47% del radio de drenaje durante la condición de estado semicontinuo. 


Es importante señalar que la solución de la presión adimensional рь de la ecua- 
ción de difusividad puede usarse en la ecuación 7.135. La función рр para un yacimiento 
limitado se presentó previamente en la ecuación 7.96 como: 


2 


donde los tres parámetros adimensionales vienen dados por las ecuaciones 7.87, 7.88 y 
7.90 como: 


(Pi = руу ) 
= Qu 
000708Kh 


_ 0000264Kt 


фис у 
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Combinando las cuatro relaciones anteriores: 


В 0,0005274kt r 
nenos сг pliz А АЕ – 075 
000708kh| фис, г2 
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Resolviendo la ecuación 7.129 para el tiempo t, resulta: 


| Mbit, — Pr) _ сито Yhótp; — Ро) 
0,233960B 023396QB 


Combinando las dos expresiones anteriores y resolviendo para la tasa de flujo Q, se 
obtiene finalmente: 


000708kh(p, — Pwf ) 


seh – sre 
Ги 


Es importante recordar que el flujo semicontinuo ocurre sin considerar la geome- 
tría del yacimiento. Sin embargo, las geometrías irregulares sólo alcanzan este flujo 
cuando ellas han sido producidas lo suficiente como para que el área de drenaje total 
haya sido afectada. Por esta razón, en lugar de desarrollar una ecuación separada para 
cada geometría, Ramey y Cobb”? introdujeron un factor de corrección denominado fac- 
tor de forma, С, diseñado para tomar en cuenta la desviación del área de drenaje de 
una forma circular ideal. 


El factor de forma, como se muestra en la Tabla 7.5, presentada por Earlougher? 
toma en cuenta la localización del pozo dentro del área de drenaje. Introduciendo C4 en 
la ecuación 7.132 y resolviéndola, se obtienen las siguientes dos soluciones: 


* En términos де la presión promedio volumétrica, р,: 


_ 16260Ви 4А 
Banc ЕН ыы = = (7.136) 
МЕ а | 


• En términos де la presión inicial del yacimiento, р;: 
La ecuación 7.129 que muestra los cambios де la presión promedio del yacimiento 
en función de tiempo y де la presión inicial р,, es: 
"— 023396qt 
Pr Pi с,Аћф 


Combinando esta ecuación con la ecuación 7.136, resulta: 


023396QBt| 16260Ви 4A 
= |р, - AA lo (7.137) 
d [ Ah$c, | kh Ра | 


donde О es la tasa de flujo, BN/día; К, la permeabilidad, md; A, el área де drenaje, 
pies?; Ca el factor de forma; t, el tiempo, horas; y c,, el coeficiente total de compre- 
sibilidad, Ipc !. 

Ahora bien, si la ecuación 7.136 se resuelve para la tasa de flujo Q, se obtiene: 
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п' 


Tabla 7.5. Factores de forma para diferentes áreas de drenaje (Earlougher^) 


31,62 3,4538 -1,3224 0,1 0,06 0,10 

31,6 3,4532 -1,3220 0,1 0,06 0,10 

27,6 3,3178 -1,2544 0,2 0,07 0,09 

27,1 3,2995 >= 1,2452 0,2 0,07 0,09 

21,9 3,0865 -1,1387 0,4 0,12 0,08 

4 0,098 -2,3227 +1,5659 0,9 0,60 0,015 

БЕ; | 30,8828 3,4302 ~ 1,3106 0,1 0,05 0,09 
Ж 

12,9851 2,5638 -0,8774 0,7 0,25 0,03 
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4,5132 1,5070 -0,3490 0,6 0,25 0,025 
3,3351 1,2045 -0,1977 0,7 0,25 0,01 
т 
£ 
© 
e. 
21,8369 3,0836 -1,1373 0,3 0,15 0,025 E 
= 
E 
o 
e 
o 
10,8374 2,3830 -0,7870 0,4 0,15 0,025 2 
8. 
3 
e 
4,5141 1,5072 -0,3491 1,5 0,50 0,06 = 
Ф 
2,0769 0,7309 -0,0391 1,7 0,50 0,02 
3,1573 1,1497 -0,1703 0,4 0,15 0,005 
-0,5425 +0,6758 2,0 0,60 0,02 


zm 
o 
© 
ч 
o 
Ф 
D 
E: 
a 
о 
о 
= 
E 
Ф 
= 
с 
о 


£ly 


Tabla 7.5. (Continuación) 


"рата sistemas in 


= 

> 

5 

z 

+1,5041 2 

> 

x 

E 

о 

5,3790 1,6825 -0,4367 0,8 0,30 0,01 m 

5 

й 

ЕЧ 

a 2,6896 0,9894 -0,0902 0,8 0,30 0,01 g 

4 2 

z 

m 

РГ = 

Е 0,2318 -1,4619 +1,1355 4,0 2,00 0,03 2 

m 

z 

& 

0,1155 -2,1585 +1,4838 4,0 2,00 0,01 = 

2. 

ea 

m 

~ 

| ы ! — 2,3606 0,8589 -0,0249 1,0 0,40 0,025 а 

i B 

En yacimientos fracturados verticalmente Usar (Xe / X pr en lugar де А / r2 para sistemas fracturados 9 
0,9761 0,0835 0,175 0,08 No se puede usar 
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Tabla 7.5. (Continuación) 


Б 2,0348 0,7104 -0,0493 0,175 0.09 Мо зе puede usar 
1 
| °з 
е 1,9986 0,6924 4-0,0583 0,175 0,09 No se puede usar 
"T 
al 
о 
a 
1,6620 0,5080 +0,1505 0,175 0,09 Мо se puede usar 2 
Е. 
Q 
щл 
5 
1,3127 0,2721 +0,2685 0,175 0,09 No se puede usar * 
o 
a. 
S 
is 0,7887 -0,2374 0,5232 0,175 0,09 No se puede usar g 


En yacimientos manejados con agua 


25,0 322 = - 1,20 = 


D 
Ф 
© 
= 
o 
Ф 
D 
E: 
a 
о 
о 
= 
E 
Ф 
= 
с 
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kh(p, — ) 
Q= Бер (7.138) 


162,6Ви z 


1781CAr7, | 


Si esta ecuación 7.138 se aplica a un yacimiento circular de radio г„, entonces 
А = лг y el factor de forma С, correspondiente a un área de drenaje circular, según la 
Tabla 7.5 es: 


Ca = 3162 


En consecuencia, la ecuación 7.138, se reduce а: 


_ ОВи | Fe 
= p, = | | пј |-075 
Puf РР Fee Ty 
Obsérvese que el procedimiento descrito nos conduce a una ecuación idéntica a la 
ecuación 7.135. 


EJERCICIO 7.17 


Un pozo de petróleo está desarrollado siguiendo un patrón cuadrado de 40 acres y 
está produciendo a una tasa constante de 800 BN/día bajo condiciones de flujo semicon- 
tinuo. El yacimiento tiene las siguientes propiedades: 


Presión inicial del yacimiento, Ірс .............. 4500 
Viscosidad, cp „уук кк кик E Ей 1,5 
Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,2 
Porosidadj96 ............................... 15 
Compresibilidad total, pc! ................... 25 x 10% 
ESpésor, PIES inicie x RUE 30 
Permeabilidad, md .......................... 200 
Radio del pozo, pies ......................... 0,25 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 


a) Calcule y construya el gráfico de presión de flujo de fondo en función de tiem- 
po. 

b) Basándose en el gráfico anterior, calcule la tasa de declinación de la presión. 

c) Estime la declinación de la presión promedio del yacimiento para un intervalo 
de tiempo entre 10 y 200 horas. 
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Solución: 
* Paso 1: Se calcula C4: 


De la Tabla 7.5 se obtiene: С, = 308828 
* Paso 2: Se calcula el área: 


А = (40) (43560) = 1742400 pie? 
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* Paso 3: Se calcula py aplicando la ecuación 7.137: 


023396(800) (1,2): |- 


= | 4500 – 
Puf | (1742400)(30)(015)(25 x 1075) 


41742400) | 


1781(308828)(0,25) 


162,6(800)(12)(1,5) 1 
(200)(30) 


Рур = 4500 – 1791 — 58,53610g(2027436) = 4493,69 – 17 19t 


* Paso 4: Se calcula ру a diferentes tiempos: 


MET Pip 5449369 — 1.7191 

10 4476,50 

20 4459,31 

50 4407,74 

100 4321,79 

200 4149,89 
• Paso 5: Represente gráficamente 4700 
los resultados del paso anterior, Б 

como se ilustra en la Figura 7.25. 

E 4300 


• Paso 6: En la Figura 7.25seobser- 8 
va que la tasa de declinación dela 5% 
presión es 1,719 lpc/hr, es decir: 


dp 3700 
— == -—]17191pc/h 
di 719 lpc/hr 


20 40 60 80 120 140 160 180 200 


Lo que significa que la tasa de de- 
clinación de presión durante el 
período semicontinuo es la mis- 


100 
t, hr 
Figura 7.25. Presión de flujo de fondo en función 

de цетро“. 


ma en todo el área de drenaje. Esto quiere decir que la presión promedio del yaci- 
miento, p,, declina a la misma tasa de 1,719 Трс y, рог lo tanto, el cambio de la pre- 
sión desde 10 hasta 200 horas es: Ap, = (1719)(200 — 10) = 3266 Ipc. 


EJERCICIO 7.18 


Un pozo de petróleo está produciendo a una presión de flujo constante de 1500 1рс. 
La presión actual del yacimiento, p,, es 3200 Ipc. El pozo está desarrollado en el centro 
de un cuadrado cuya área es 40 acres. Con los siguientes datos adicionales, estime la 
tasa de flujo. 


Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,15 
Porosidad,% ............................... 16 
Compresibilidad total, pc! ................... 10 x 10% 
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ESPESOR DIES imei d a RETE VES 15 
Viscosidad, ср... 2... 26 
Permeabilidad, md .......................... 50 
Radio del pozo, pies ......................... 0,25 
Solución: 


Se calcula la tasa de flujo aplicando la ecuación 7.138: 
(50)(15)(3200 — 1500) 
4(40)(43560) _ 


= 416 BN/día 
EC MM 


О = 


162,6(11 5) (26) z 


5.2. Flujo radial de fluidos compresibles 


La ecuación de difusividad para flujo radial expresada en la ecuación 7.106 se de- 
sarrolló para estudiar el comportamiento de un fluido compresible bajo condiciones de 
flujo semi continuo. 


La ecuación tiene la forma: 


o mp) 1дтр) ___ фис, amp) 


ar? r or 0000264k ðt 


Para el estado de flujo semicontinuo, la tasa de cambio de la seudopresión de un 
gas real con respecto a tiempo es constante, esto es: 

dm 

d — constante 


Usando la misma técnica descrita anteriormente para describir los líquidos, se ob- 
tiene la siguiente solución exacta de la ecuación de difusividad: 


_ Alma mew] (7139) 


Qs 7 
14227 259 - 075 
Ff. w 


donde Q, es la tasa de flujo del gas, MPCN/día; T, la temperatura, °R; y К, la permeabili- 
dad, md. 


Existen dos aproximaciones a esta solución ampliamente utilizadas: 


u2'|eugougyooue|qolfeoBje / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA МООА 0L0Z O LHOIHAdOO 
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* Método aproximado de la presión al cuadrado, p. 


* Método aproximado de presión. 
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5.2.1. Método aproximado de la presión al cuadrado 


Como se ha indicado previamente, este método proporciona resultados compati- 
bles cuando los valores de presión son menores de 2000 Ipc. La solución tiene la si- 
guiente forma: 


o, kh(p? — руу) 


E ENT 
1422Т u z| In| -= |— 075 
Tw 


Las propiedades del gas, Z y Zi, son evaluadas a p donde: 


(7.140) 


(р, )? + pu 


p= 2 


5.2.2. Método aproximado de presión 


Este método de aproximación es aplicable para presiones mayores de 3000 Ipc y 
tiene la siguiente fórmula matemática: 


kh(p, — 
О; = p (7.141) 
1422T и B, Pf- sre 
2 Ги 


Con las propiedades del gas evaluadas a р, еп este caso definida por: 


Pr +Pwf 
HC OM 
donde Q, es la tasa de flujo del gas, MPCN/día; K, la permeabilidad, md; y B g» el factor 
volumétrico del gas en la formación en BY/BN. 


El factor volumétrico del gas en la formación viene dado por la siguiente expresión: 
= zT 
В; = 000504 — 

Р 


Al derivar las ecuaciones de flujo, se han considerado las siguientes suposiciones: 
• Permeabilidad uniforme a través del área de drenaje 
• Flujo viscoso y laminar 


Antes de utilizar cualquiera de estas ecuaciones de flujo, las mismas deben modifi- 
carse para tomar en cuenta las posibles desviaciones a las suposiciones señaladas, las 
cuales pueden eliminarse introduciendo los siguientes factores de corrección en la solu- 
ción de dichas ecuaciones: 


• Factor de daño 
» Factor de flujo turbulento 
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6. Factor de daño 


Durante operaciones de completación y reacondicionamiento de pozos es posible 
que entren a la formación filtrados de lodo, mezclas de cemento o partículas de arcilla que 
reducen la permeabilidad alrededor del pozo. Este efecto, es comúnmente referido como 
daño (skin) del pozo y la región alterada de la formación se conoce como zona de daño, la 
cual puede extenderse desde unas pocas pulgadas hasta varios pies desde el pozo. En 
otros casos, los pozos son estimu- 
lados, bien acidificándolos o frac- 
turándolos, con el fin de incre- 
mentar la permeabilidad cerca del 
pozo. En consecuencia, la per- 
meabilidad alrededor del pozo 
Zona no dañada siempre es diferente a la que exis- 

i te a varios pies de la formación 
que no ha sido afectada por la per- 
foración о la estimulación?-2*, 
Una forma esquemática de la zona 
de daño se presenta a continua- 
ción en la Figura 7.26. 


Zona dañada Perfil de presión 


Ц 
I 
І 
І 
І 
І 
І 
I 
І 
І 
[ 
I 
Ц 
Ц 
Ц 
1 
1 
1 
i 


Lo fw 
—> fskin 
Figura 7.26. Zona de daño alrededor del pozo. 


Los factores que causan daño en la formación pueden producir una caída adicional 
de presión durante el flujo, la cual se conoce como AP skin . En general, el efecto resultan- 
te de la alteración de la permeabilidad se conoce como efecto de daño o de estimula- 
ción. | 

La Figura 7.27 muestra las diferen- 
cias en la zona de daño cuando ocurre 
esta caída adicional de presión compa- 
rando tres posibles resultados: 


Perfil de presión 


* Арг > 0, indica una caída de pre- 
sión adicional debido a que ocurre 
daño alrededor del pozo, esto es: 
Kokin € К. 

• Арси <0, indica una disminución панчи 
de presión debido а que ocurre un | 
mejoramiento alrededor del pozo, 
esto es: Кару > К. 
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Гекіп 

Figura 7.27. Representación де los efectos de daño 
positivo y negativo. 

* APskin = 0, indica que no ocurre cambio alrededor del pozo, esto es: K skin = К. 


Hawkins? mostró que la permeabilidad en la zona de daño, esto es, Кк, es uni- 
forme y que la caída de presión a través de la zona puede aproximarse por la ecuación de 
Darcy, para lo cual propuso el siguiente planteamiento: 


AP skin = (Ap en la zona de daño debido a K гр) — (Ap en la zona de daño debido а К) 
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Aplicando la ecuación de Darcy, resulta: 
AP són = О,В,ио In Iskin |_ | QoBoMo in Pskin 
000708(K skin JA Lm 000708kh Iw 
O bien: 
AD skin = ОоВойо К —1п Pskin 
000708Kh AK skin Ги 


donde k es la permeabilidad de la formación yk skin, la permeabilidad de la zona de daño, 
ambas en md. 


La expresión anterior para determinar la caída adicional de presión en la zona de 
daño se expresa comúnmente de la siguiente forma: 


ОВ О Ви, 


Ар. = = 1412| es 556. 7.142 
P'skin Em 2 kh ( ) 


donde s es el factor de daño definido por: 


s= E à ] ЕЗ (7.143) 
skin w 


La ecuación 7.143 tiene un significado que depende del signo del factor de daño s. 
Existen tres posibilidades: 


• Factor de daño positivo: 5 > 0. Cuando existe una zona de daño alrededor del 
pozo, Ккк < КУ, por lo tanto, s es un número positivo. La magnitud del factor de 
daño aumenta a medida que К... disminuye y que la profundidad del daño Y ¿gin 
aumenta. 


• Factor de daño negativo: 5 < 0. Cuando la permeabilidad alrededor del pozo es 
mayor que la permeabilidad de la formación, К... > Ку, por lo tanto, s es negativo. 
Este factor negativo indica un mejoramiento de las condiciones alrededor del 
pozo. 


• Factor de daño cero: s = 0. Cuando no existe una alteración de la permeabilidad 
alrededor del pozo el factor de daño es cero y, por lo tanto, K skin = К. 


La ecuación 7.143 indica que un factor de daño negativo dará como resultado un 
valor negativo de AP skin. Esto implica que un pozo estimulado requerirá menos caída de 
presión para producir a una tasa q equivalente a la de un pozo con permeabilidad unifor- 
me. 


La modificación propuesta en las ecuaciones anteriores se basa en el concepto de 
que la caída de presión total aumentará o disminuirá por una cantidad Ар „ер. Supo- 
niendo que (Ap) idea; representa la caída de presión para un área de drenaje con permea- 
bilidad uniforme k, entonces: 


(Ар) actual = (AP) ideal + (Ap ) skin 
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O bien: 


(pi = рир dactual = (р; = Руј ideal + (AD) skin (7.144) 


El concepto anterior expresado por medio de la ecuación 7.144 puede aplicarse a 
todos los regímenes de flujo previos para tomar en cuenta la zona de daño alrededor del 
pozo; así, las ecuaciones resultantes para los siguientes casos son: 


6.1. Flujo radial continuo 


Sustituyendo la ecuación 7.28 y 7.142 en la ecuación 7.144, resulta: 


QoBoMo Те QoBoHo 
C = | Un | | >= 
(р; — Руј Заста! E n 000708Kh 


Tw 
O bien: 
000708Kh(p; — Pw) 


Qo = 
Ге 
“В, СЕ + `| 


En este caso, Q, es la tasa de flujo de petróleo en BN/día; p;, la presión inicial del 
yacimiento en 1рс; ру, la presión de fondo fluyente en Ipc; K, la permeabilidad absoluta 
en md; и, la viscosidad del petróleo еп cp; A, el espesor en pies; B,, el factor volumétri- 
co del petróleo en la formación en BY/BN; rw, el radio del pozo en pies; y s, el factor de 
daño. 


(7.145) 


6.2. Flujo radial transitorio 


6.2.1. Para fluidos ligeramente compresibles 
Combinando las ecuaciones 7.83 y 7.142 con la ecuación 7.144 se obtiene: 


О Ви Kt долоно, 
= = 1626 ——— —- | log ——— |- 323 |+1412| === 
Pi" Руј i | kh | 34-0.) 2 | 2 ih 


O bien: 
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" QoBoko ki 
Pi – Pw = 1624 rm es — 323+0875 (7.146) 


wW 


6.2.2. Para fluidos compresibles 
Un enfoque similar al del caso anterior resulta: 


16370¿T С | kt 


mMPus) = mpi- i 7 |- een (7.147) 


фи j Cu Ty, 
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Y, en términos de la aproximación de presiones al cuadrado: 


10370,TZH| kt 
2 2 8 
= рї – ———====—  |log| —— —- |- 323 + 0,875 (7.148) 


6.3. Flujo radial semicontinuo 


6.3.1. Para fluidos ligeramente compresibles 
Introduciendo el concepto de factor de daño en la ecuación 7.135 da como resultado: 


|. 000708kh(D, — руу) 


Qo = 
Te 
HoBo| lN — |- 075+5 
Tw 


6.3.2. Para fluidos compresibles 
E kh[ m(p,)- MAP wr | 


О; E P 
1 оз —075+ У 


Tw 


O en términos de las presiones al cuadrado: 


E kh(D? — руу) 


Ww 


ша {Te 
1422Т и z| Ini — |— 075 + 5 


(7.149) 


(7.150) 


(7.151) 


donde О, es la tasa de flujo de gas en MPCN/día; К, la permeabilidad absoluta en md; gi, 
la viscosidad del gas a la presión р еп ср; Т, la temperatura en °Е; y 2, el factor де com- 


presibilidad del gas a la presión promedio p. 


EJERCICIO 7.19 


Calcule el factor de daño que resulta de una invasión de un fluido de perforación 
hasta un radio de 2 pies. La permeabilidad estimada en la zona de daño es de 20 md. La 
formación tiene una porosidad y permeabilidad de 12% y 60 md, respectivamente. Se 


dispone además de los siguientes datos: 


Espesor, pies .............................. 20 
Radio del pozo, pies ......................... 0,25 
Solución: 


Aplique la ecuación 7.143 para estimar el factor de dafio: 


5= £- ЈУ = 416 
20 0,25 
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Matthews y Russell!” para tratar el efecto de daño introdujeron el término radio 
efectivo o aparente del pozo г у lo definen por medio de la siguiente ecuación: 


Iwa = гё” (7.152) 


Todas las ecuaciones де flujo radial pueden modificarse para introducir el efecto 
de daño, simplemente sustituyendo el radio del pozo rw рог ry. 


Por ejemplo, la ecuación 7.146 puede expresarse convenientemente así: 


B kt 
Pi – Pw = 1626] а СА g |- 323 (7.153) 


Са 


7. Factor de flujo turbulento 


Todas las ecuaciones presentadas hasta ahora se basan en la suposición de que, 
durante el flujo, las condiciones que predominan son las de flujo laminar. Sin embargo, 
durante el flujo radial, la velocidad aumenta a medida que se acerca a la boca del pozo, 
pudiendo causar flujo turbulento a su alrededor, en cuyo caso es probable que existan 
también gases, lo cual causa una caída de presión adicional parecida a la causada por el 
factor de daño. Este efecto se conoce en la industria con el término flujo no Darcy. 


Al designar como y la caída de seudopresión adicional de los gases reales debido al 
flujo turbulento, la caída total de presión vendrá dada por: 


(А) actuar = LAW) idear + (AY) daño + UMP) no Darcy 
Wattenbarger y Ramey? propusieron la siguiente expresión para calcular 
(А) no Darcy: 
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- | BTY 
(Ау) no Darcy = 3161x107? ——#— P (7.154) 
и gw Tw 
La expresión anterior puede expresarse más convenientemente así: 
(А) no Darcy = FQ? (7.155) 
donde F es el coeficiente de flujo no Darcy y viene dado por: 
BTy 
F=3161x107!? 2 (7.156) 
И gy, Tw 


donde Q, es la tasa de flujo de gas en MPCN/día; 4 pw, la viscosidad del gas evaluada en 
el pozo a la presión pyy en cp; y г, la gravedad específica del gas; h, el espesor en pies; Р, 
el coeficiente de flujo no Darcy en Ipc?/cp/(MPCN/día)?; y B, el parámetro de turbulencia. 

Jones?” propuso la siguiente expresión matemática para estimar el parámetro de 
turbulencia 8: 
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В = 188007 19k 71797053 (7.157) 


donde К, es la permeabilidad absoluta en md y ф, la porosidad en fracción. 
El término FQ. puede incluirse en todas las ecuaciones de flujo de gas compresi- 


ble en la misma forma que el factor de dafio y se interpreta como una tasa dependiente 
del daño. Las modificaciones en las ecuaciones de flujo de gas para tomar en cuenta la 
condición de flujo turbulento se detallan a continuación: 


7.1. Flujo radial no continuo o transitorio 


La ecuación de flujo de gas para flujo radial no continuo está dada por la ecuación 
7.147 y puede ser modificada para incluir la caída de presión adicional: 


m(p;)- Приј ) = dios E С - 2230081 + ЕО? (7.158) 
Kh фи Cus, и 

Esta ecuación se escribe más convenientemente así: 

m(p;)- Пруј ) = си los _ on 323--087s  087DQ | (7.159) 
Кћ фи ¡Cir M 8 


donde el término DQ, representa la tasa de flujo que depende del factor de daño. El coe- 
ficiente D se denomina factor de flujo turbulento o de inercia y está dado por: 
Fkh 


р= (7.160) 
14227 


El verdadero factor de daño, s, que refleja el daño o la estimulación de la formación 
es usualmente combinado con la tasa no Darcy dependiente del daño, y se conoce como 
factor de daño total o aparente, 5'. Por lo tanto: 


s' = s+DQg (7.161) 
O bien: 
16370„Т а 
т(р;)— m(pyr ) = e D Pu — 323+0875' (7.162) 
i*ti'w 


La ecuación 7.162 puede expresarse en términos de las presiones al cuadrado de la 
siguiente manera: 


16370,TZ i 
pi-pw- = log S > 7 323+0875' (7.163) 
Кћ фи Суту 


donde Q, es la tasa de flujo de gas en MPCN/día; џи ;, la viscosidad del gas evaluada а la 
presión р; en cp; t, el tiempo en horas; y К, la permeabilidad en md. 
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7.2. Flujo radial semicontinuo 


Las ecuaciones 7.150 y 7.151 pueden modificarse para tomar en cuenta el factor de 
flujo turbulento. Así se tiene: 


kh| mp, )— mp y») 


Qg = (7.164) 
E Т, 
1422Т 8 – 075+5+р0, | 
УУ 
O en términos де la aproximación де las presiones al cuadrado: 
kip- 02,)] 
О; = (7.165) 
BENE 
1422T п аи – 075+5+ ро, | 
w 
donde el coeficiente D es definido similarmente por: 

Fkh 

D= 7.166 
1422T | 


7.3. Flujo radial continuo 


Similarmente a las modificaciones presentadas en los casos anteriores, las ecua- 
ciones 7.44 y 7.45 pueden expresarse en este caso de la siguiente manera: 


кир) = траг )] 


О, = n (7.167) 
1422T ДЕ —0,5+5+ЮО„ | 
WwW 
kh( 2. 2 ) 
Ое = =“ 2 (7.168) 
ноар | (2Е]-05+5+00 | 
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donde D se define por la ecuación 7.166. 
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EJERCICIO 7.20 


Un pozo de gas tiene un daño estimado de 2 pies y una reducción en la permeabili- 
dad estimada en 30 md. La formación tiene una porosidad y permeabilidad de 12% y 55 
md, respectivamente. El pozo está produciendo a una tasa de 20000 MPCN/día con una 
gravedad de 0,6. Se dispone además de los siguientes datos: 


Espesor, DIES. porcina ar dada 20 
Viscosidad, 4 gw, CP- «ese mn 0,013 
Temperatura, °F ............................ 140 
Radio del pozo, pies ......................... 0,25 
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Calcule el factor de daño aparente. 


Solución: 
• Paso 1: Calcule el factor de daño usando la ecuación 7.143: 


55 2 
5= E — ЕЗ = 1732 
30 0,25 


• Paso 2: Calcule el parámetro de turbulencia aplicando la ecuación 7.157: 
b =188 x10712 (55) M? (012) 955 = 159904 x 109 
* Paso 3: Calcule el coeficiente No Darcy a partir de la ecuación 7.156: 


159904 x10$ (600) (06) 
(0013)(20)? (0,25) 


| = 014 


• Paso 4: Calcule el coeficiente D а partir де la ecuación 7.160: 
_ (014)(55)(20) 


= 1805 Х 107 
(1422)(600) 


• Paso 5: Estime el factor de daño aparente aplicando la ecuación 7.161: 


5' = 1732 + (1805 х 1074 )(20000) = 5,342 


8. Principio de superposición 


Las soluciones de la ecuación de difusividad presentadas anteriormente son apli- 
cables solamente para describir la distribución de presión en un yacimiento infinito, 
causada por la producción constante de un solo pozo. Como un sistema real de un yaci- 
miento usualmente tiene varios pozos operando a diferentes tasas, se requiere una 
aproximación generalizada para estudiar el flujo de fluidos durante el período de flujo 
no continuo o transitorio. 


El principio de superposición es una herramienta poderosa que se puede aplicar 
para eliminar las restricciones impuestas a las diferentes expresiones encontradas para 
el flujo transitorio! 17. Matemáticamente este principio establece que cualquier suma 
de soluciones individuales de la ecuación de difusividad es también una solución de la 
ecuación. Este concepto puede aplicarse para tomar en cuenta los siguientes efectos en 
la solución de flujo transitorio: 

• Efectos de múltiples pozos 
• Efectos de tasas de flujo variables 
• Efectos de los límites del yacimiento 


El principio de superposición también se usa en el caso de presión constante en el 
límite exterior. Los efectos de cambios de presión se pueden incorporar en estas ecua- 
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ciones, pero esto va más allá de los alcances de este texto básico de yacimientos, por lo 
que se sugiere consultar libros que se refieran a este tópico. Al respecto, Slider?* presen- 
tó una excelente revisión y discusión de las aplicaciones prácticas del principio de super- 
posición al resolver una amplia variedad de problemas de flujo transitorio. 


8.1. Efectos de múltiples pozos 


Frecuentemente, se requiere tomar en cuenta los efectos de más de un pozo so- 
bre la presión en el mismo punto del yacimiento. El concepto de superposición esta- 
blece que la caída de presión total en cualquier punto del yacimiento es la suma de los 
cambios de presión en ese pun- 
to, causados por el flujo de 
cada uno de los pozos en el ya- Pozo 2 Pozo 3 
cimiento. En otras palabras, se 
superpone el efecto de uno so- 
bre el otro. 


Obsérvese la Figura 7.28 
donde se muestran tres pozos 
que producen a diferentes tasas 
en un yacimiento infinito, esto 
es, bajo condiciones de flujo 
transitorio. 


Según el principio de su- iak 


perposición la caída de presion Figura 7.28. Localización de tres pozos productores 
total observada en cualquiera en un yacimiento. 

de los pozos, por ejemplo, en el 

pozo 1, es: 


(Ap ) total en pozol T (Ap Jaebido al pozol * (Ap )Jacbido al pozo2 + (Ap )debido al pozo 3 


La caída de presión en el pozo 1 debido a su propia producción se calcula por la 
aproximación logarítmica de la solución de la función E; presentada por la ecuación 
7.146, es decir: 
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Задна Kt 
Di = рь = (А = 1626 lo — 323 + 0,875 
і wf = (Ар) pozo | kh 8 or? 


donde Q,, es la tasa de flujo del pozo 1; t, el tiempo en horas; k, la permeabilidad en md; 
y s, el factor de daño. 


Por su parte, la caída de presión en el pozo 1 debido a la producción de los pozos 
2 y 3, debe escribirse en términos de la función E, expresada por la ecuación 7.79 
(pág. 381). La aproximación logarítmica no puede usarse debido a que se está calcu- 
lando la presión a una distancia r muy grande del pozo, esto es: el argumento x > 0010 
sea: 
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t 
Б | — 323 + we 


Qui Bou 
Pi — Puy = (Ар) total pozoi = voee fid н. 


_1706002Воио | | 948фисүгү x 706053 Вон о Е 
kh ' kt kh 


1 


948фис,т2 
—— ———| (7.16 
| рл (7.169) 
dondeQ,, , Qo; YQo3 son las tasas de producción де los pozos 1, 2 y 3, respectivamente. 


Esta aproximación puede utilizarse para calcular la presión en los pozos 2 y 3. Ade- 
más, puede extenderse para incluir cualquier número de pozos fluyendo bajo las condi- 
ciones de flujo no continuo. Es importante señalar que si el punto de interés es un pozo 
en operación, el factor de daño se incluye solamente para ese pozo. 


EJERCICIO 7.21 


Suponga que los 3 pozos mostrados en la Figura 7.28 están produciendo bajo con- 
diciones de flujo transitorio por 15 horas. 


Se conocen los siguientes datos adicionales: 


Radio del pozo, pies ......................... 0,25 
Distancia radial del pozo 2, гу, pies ............. 400 
Distancia radial del pozo 3, rj, pies............. 700 
Presión inicial, Ipc .......................... 4500 
Espesor, ples ............................—. 20 
Viscosidad del petróleo, ср ................... 2,0 
Permeabilidad, md .......................... 40 
Porosidad, %................................ 15 
Compresibilidad total, Ірс! ................... 20 x 10% 
райо еп el pozo 1 .......................... –0,5 
Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,2 


Si los tres pozos están produciendo a las siguientes tasas constantes de flujo: 
Ом = 100 BN/día, О, = 160 BN/día y Оз = 200 BN/día, estime la presión de la forma- 
ción en el pozo 1. 


Solución: 
• Paso 1: Calcular la caída de presión en el pozo 1 causada por su propia producción 


usando la ecuación 7.146: 
B t 

(AD) pozo1 = 1626 a | ed > |- 323+0875 
kh PUC Ly 


(162,6)(1 oaen, | (40)(15) 


(Ap) = 
Р) pozo: | (40)(20) (015)(2)(20 x 1075 )(025)? 
(Ар) pozo1 = 2702 Ipc 


| — 323 +087(— гај 
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• Paso 2: Calcular la caída de presión en el pozo 1 causada por la producción del 
pozo 2: 


_ 1/9605 Вон о 948фис тр 
(AP) acbido al pozo2 = ^ == Еш 


|_ (948)(015)(2)(20х 107)(400)? 
: (40)(15) 


(796)(160)(12)(2) 
(Ар) aebido al pozo2 7 el 


(AP) debidoal pozo2 = (33888)| - E; C 15168)] = (33888)(013) = 4411рс 


* Paso 3: Calcular la caída de presión en el pozo 1 causada por la producción del 
pozo 3: 


706003 Bou 948 uc,r7 
(Ар) aebidoal pozo3 = 3081. - mS x 


(7066) (200) (12) 2) "m (948)(015)(2) 20 x 1075) (700)2 
(40)(20) ! (40)(15) 


(Ар) aebidoal pozo3 = | 


(AP) qebidoal pozos = (42,36)[—E; (–4645)] = (4256084 x 10? ) = 008 Ipc 


* Paso 4: Calcular la caída de presión total en el pozo 1: 
(Ар) total enel pozor = 2792 + 441+ 008 = 27469 Ipc. 
* Paso 5: Calcular la presión de flujo en el pozo 1 


Руј = 4500— 27469 = 4225,311рс 


8.2. Efectos de las tasas de flujo variable 


Todas las expresiones matemáticas presentadas previamente en este capítulo re- 
quieren que el pozo produzca a una tasa constante durante los períodos de flujo transi- 
torio. No obstante, prácticamente todos los pozos producen a tasas variables y, por lo 
tanto, es importante incorporar en la predicción del comportamiento de presión el efec- 
to que se produce cuando cambian las tasas de flujo. A tal fin, se recurre al concepto de 
superposición que dice: Cada cambio de Ia tasa de flujo en un pozo dará como 
resultado una respuesta de presión que es independiente de las respuestas 
de presión causadas por otros cambios previos de las tasas de flujo. De acuer- 
do con esto, la caída total de presión que ha ocurrido a cualquier tiempo es la suma de 
todos los cambios causados separadamente por cada cambio neto de la tasa de flujo. 
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Considérese el caso de un pozo cerrado, esto es: Q, = 0, al cual se le permitió fluir 
auna serie de tasas constantes de flujo en diferentes períodos, tal como se muestra en la 
Figura 7.29. 
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Tasa de flujo 


72 t=5 5710 — &215 tiempo 


t е e и 
Figura 7.29. Historia de presión y producción de un pozo. 


Para calcular la caída total de presión en la cara de la formación a un tiempo t4, la 
solución superpuesta se obtiene añadiendo las soluciones individuales a tasa constante 
al tiempo específico de secuencia, es decir: | 


(AD) tota! = (Ар) aebidoatQ, 1-0) + (Ap)aebidoa(Q,,-Q, 1) + (Ар) дергаоа (0, –702) 
+ Ар) dcbido d(Q,4—Q,3) 
Га expresión anterior indica que existen cuatro contribuciones a la caída total de 
presión resultantes de las cuatro tasas individuales de flujo. 
La primera contribución resulta del incremento de la tasa desde 0 hasta Q, y su 
efecto es sobre el tiempo entero de producción t4. Así se tiene: 


1626(Q; — 0)B, kt 
(Ap)g,-o = | 2n “| log. —— 


> |- 323 +0,875 


PUC Ги 


Es importante notar el cambio de la tasa (esto es, nueva tasa – tasa anterior) еп la 
ecuación anterior, causante del disturbio de presión. Además, debe observarse que el 
tiempo en la ecuación representa el lapso total durante el cual perdura dicho cambio. 


La segunda contribución resulta de la disminución de la tasa de Q, hasta Q, al 
tiempo ||. Así se tiene: 


| 62,6(Q, — О, | T k(t4 = 4) 
kh UC у 


(Ap)o,-o, = — 323+ 0875 


Usando el mismo concepto, las contribuciones де О, hasta О; y desde Q, hasta Q, 
pueden expresarse así: 
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16260 — О )В k(t4 -t 
(Ap)o, -o, -| Qs- сви E ; а 


162,6(О, — Оз )В, k(t4 і 
(Ар)о, -Q, 7 pese ane]. Po! 3231087: 
w 


La aproximación anterior puede extenderse para modelar un pozo con varios cam- 
bios de tasa. Nótese, sin embargo, que la aproximación anterior sólo es válida si el pozo 
está fluyendo bajo condiciones de flujo transitorio por el lapso total desde que el pozo 
comienza a fluir a su tasa inicial. 


EJERCICIO 7.22 


La Figura 7.29 muestra la historia de producción de un pozo produciendo bajo 
condiciones de flujo transitorio por 15 horas. 


Se conocen los siguientes datos adicionales: 


Radio del pozo, pies ......................... 0,3 
Presión inicial, Ipe .......................... 5000 
Espesor, pies .............................. 20 
Viscosidad del petróleo, cp ................... 2,5 
Permeabilidad, md .......................... 40 
Porosidad, %............................... 15 
Compresibilidad total, lpc ! ................... 20 x 10% 
Daño en el POZO ............................ 0 

Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,1 


Si el pozo produjo a una tasa inicial de 100 BN/día, estime la presión en la cara de la 
arena tomando en cuenta los cambios de tasa de flujo mostrados en la figura. 
Solución: 


• Paso 1: Calcular la caída de presión causada por la primera tasa de flujo para el pe- 
ríodo total de flujo: 


(162,6)(100 — 0 (1,1)(2,5) 4005 
Аро = = lo – 3,23 + 0,810) | = 3196 Ipc 
d c: 4020) | о | i 
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* Paso 2: Calcular la caída de presión adicional causada por el cambio de la tasa de 
flujo desde 100 hasta 70 BN/día: 


| -323| = — 9485 Ірс 


02 | (1626)(70 -100 0.25) (4015 — 2) 
P'Q;-Q; (40)(20) (04525)20 x 1075)(0,3? 


* Paso 3: Calcular la caída de presión adicional causada por el cambio de la tasa de 
flujo desde 70 hasta 150 BN/día: 
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(40)05 —5) 


(1626)(150 — 70)(,1) (25) 


(40)(20) 


(015)(25)(20 x 1075)(0,3? 


E = 24918 Ipc 


• Paso 4: Calcular la caída de presión adicional causada por el cambio де la tasa de 


flujo desde 150 hasta 85 BN/día: 


(40)(15 —10) 


162,6)(85 —150)(1,1)(2,5) 
адо, о, _ ЕЩ Е 


(40) (20) 


(015)(25)(20 x 107 


= — 3,23 | = – 19044 Ірс 
903 | | 


* Paso 5: Calcular la caída total de presión: 


(Ap) rotar = 3196 + (79485) + 24918 + (— 190,44) = 283,49 Ipc 


• Paso 6: Calcular la presión en la cara de la formación después де las 15 horas de 


flujo transitorio: 


Риу = 5000 – 283,49 = 4716,511рс 


8.3. Efectos de los límites del yacimiento 


El principio de superposición pue- 
de extenderse para predecir la presión de 
un pozo en un yacimiento limitado. Para 
ello considérese la Figura 7.30 que 
muestra un pozo localizado a una dis- 
tancia r de un límite donde no existe flu- 
jo como, por ejemplo, una falla sellante. 

La condición de un límite donde no 
existe flujo se puede expresar matemáti- 
camente por el siguiente gradiente de 
presión: 


дг límite 


Esta condición matemática puede 
representarse en el yacimiento colocan- 


Pozo actual 


Pozo actual 


Pozo imagen 
< • 


r 


—————— 
e 


с 


ууу уу Уууу ууу 


Contorno cerrado 


Th (Ba 


Poza imagen 
Figura 7.30. Método de imágenes para resolver 
problemas de límites‘. 


do un pozo imagen idéntico al pozo actual del otro lado de la falla, exactamente a la dis- 
tancia r. Consecuentemente, el efecto del límite sobre el comportamiento de la presión 
de un pozo sería el mismo que el de un pozo imagen localizado a una distancia 2r del 


pozo actual. 


El principio de superposición aplicado a los efectos de límites, se conoce como 
método de las imágenes. Así, de acuerdo con el esquema mostrado en la Figura 7.30, 
el problema se reduce a determinar el efecto del pozo imagen sobre el pozo actual. La 
caída total de presión en éste será entonces la caída de presión debida a su propia pro- 
ducción más la caída de presión adicional causada por un pozo idéntico situado a una 


distancia 2r es decir: 
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(AP) rotar = (Ар) pozoactual + (Ap) pozo imagen 


O sea: 
162, B kt 
(Ар) totai = E Ed lo — —, |- 323+ 0,875 |- 
PUC у 
70,60, Ви E. | 948фис, (2ry 
kh | kt 


Nótese que esta ecuación supone que el yacimiento es infinito excepto para el lími- 
te indicado. El efecto del límite es siempre causar una mayor caída de presión que aque- 
lla calculada para yacimientos infinitos. 


El concepto de pozo imagen puede extenderse para generar el comportamiento de 
presión de un pozo localizado dentro de una variedad de configuraciones limitadas. 


disi EJERCICIO 7.23 

La Figura 7.31 muestra un pozo locali- 
zado entre 2 fallas sellantes a 200 y 100 pies 
de las 2 fallas. 


El pozo está produciendo bajo condi- 
ciones de flujo transitorio a una tasa cons- 
tante de 200 BN/día. 


Se conocen los siguientes datos adi- 


Falla 1 77777777 TAURI cion ales: 


T 
РРА ОА 


1004 Pozo imagen 


Figura 7.31. Disposición de pozos imágenes 
en el ejemplo considerado por Аћтед“. 
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Radio del pozo, pies ......................... 0,3 
Presión inicial, [рс .......................... 5000 
Espesor pies: cisco dor al 25 
Viscosidad del petróleo, ср ................... 2,0 
Permeabilidad, md .......................... 60 
Porosidad, %............................... 17 
Compresibilidad total, lpC! ................... 25 x 107% 
Daño еп el pOZO ............................ 0 

Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,1 


Calcular la presión en la cara de la formación después de 10 horas de flujo. 


Solución: 


• Paso 1: Calcular la caída de presión ocasionada por la tasa actual de flujo para el 
período total de flujo: 
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_ (162,6)(200 —0)(11)(2 


(60110 
(Ар)асша = Е со 


(017)(2(25 х1076)(0,3)2 


E +08 =2 1 
(60)(25) | 3,23 o) 7017 lpc 


Paso 2: Calcular la caída de presión adicional ocasionada por la primera falla, o 
sea, debido al pozo imagen 1: 


(706) (200) (11) (2) | - (948)(017)(2)(25 X 107 $)2x 100)? | 


Ар), A A 
( Р) imagen (60)(25) Ej (60)(10) 


(AP) imagen: = 20,71[-E,(-0,537)] = 10,64 Ipc 


Paso 3: Calcular la caída de presión adicional ocasionada por efecto de la segunda 
falla, esto es, pozo imagen 2: 


(70,6) (200)(1,1)(2) E - (948)(017(2)(25 X 107 )2 X 200)? | 


(AP) imagen2 = ^ (6005 ^ (60)(10) 


(Ap) imagen = —2071[E; (7 215)] = 10 pc 


Paso 4: Calcular la caída de presión total: 
(Ар) ota; = 27017 1064 +1,0 = 2818 Ipc 


Paso 5: Calcular la presión еп la сага де la formación después de 10 horas de flujo 
transitorio 


Руј = 5000 – 2818 = 47182 Ipc 


9. Pruebas transitorias en pozos 


Para estudiar el comportamiento actual de un yacimiento y analizar su comporta- 


miento futuro es necesario que el ingeniero de petróleo posea una información detalla- 
da sobre él, para lo cual se utilizan las pruebas de presión transitorias, diseñadas para 
conseguir un análisis cuantitativo de sus propiedades!^?257??!. Una de dichas pruebas 
se lleva a cabo para crear un disturbio de presión en el yacimiento y registrar la respues- 
ta de presión en el pozo, esto es, la presión de fondo fluyente en el pozo, ру, en función 
de tiempo. Las pruebas de presión transitorias más comúnmente usadas en la industria 
petrolera son: 


Declinación de presión (pressure drawdown) 
Restauración de presión (pressure buildup) 
Mültiples tasas (multirate) 

Interferencia (interference testing) 

Pulsación (pulse) 

Producción (drill stem) 
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* Abatimiento (fall off) 
* Inyectividad (injectivity) 
* Tasas de flujo escalonadas (step rate) 


Ei comportamiento de presión de un yacimiento después de un cambio de tasas re- 
fleja su geometría y sus propiedades de flujo, enire otras: 


* Permeabilidad efectiva 

* Formación даћада o estimulada 

* Barreras de flujo y contacto de fluidos 

* Presión volumétrica promedio del yacimiento 
* Volumen poroso de drenaje 

* Detección, longitud y capacidad de fracturas 
* Comunicación entre los pozos 


A continuación se tratarán brevemente las características y fundamentos de las 
pruebas de declinación y de restauración de presión. 


9.1. Prueba de declinación de presión 


Una prueba de declinación de 
presión consiste simplemente en to- 
mar una serie de medidas de presio- 
nes en el fondo del pozo durante el 
período de flujo a una tasa constan- 
te de producción. Usualmente e] 
pozo se cierra antes del período de Período de cierre 
pruebas por un tiempo lo suficiente- 
mente largo para lograr que la pre- 
sión se estabilice a través de la for- 2 tiempo, t 
mación, esto es, hasta alcanzar la 
presión estática. Un esquema ideal 
de la historia de producción y pre- 
sión se presenta en la Figura 7.32. 


Período de flujo 


Tasa de flujo 


шоз'пеидоцозиејаол[еобјә / ООМУЛЯ ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOS 0L0Z O LHOIHAdOO 


„онозиза пі 39/X3 'тузмгилпо онозыза мп ONIS GVaaldOsid за VIAHOd умп 53 ON чоту за онозыза та : VION31H3AGV 
"SVLiAV d SV100V233W та ма 'оомула ONICVOO 13 HOd YVLNNO38A молуа “SOLINAOSA 50810 А 3183 *80AVIN TY О 1VL3G ту SVHdWOO мама 


del pozo 


Los objetivos fundamentales 
de esta prueba son: obtener la per- 
meabilidad promedio de la roca ya- 
cimiento, K, dentro del área de dre- 
naje del pozo y determinar el grado 
de los dafios de la estimulación in- 
ducida en la vecindad del pozo me- 
diante las prácticas de perforación y completación. Otros son determinar el volumen po- 
roso y detectar anomalías dentro del área de drenaje del pozo. 


Presición del fondo 


tiempo, t 
Figura 7.32. Prueba idealizada de declinación de presión. 
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Durante el flujo a una tasa constante Q,, el comportamiento de presión de un pozo 
en un yacimiento actuando como infinito, durante el periodo de flujo transitorio, está 
dado por la ecuación 7.146 (pág. 421). Así: 


0,В,ио | kt 
i i | kh 7 фис, га 


w 


donde k es la permeabilidad, md; t, tiempo, horas; rẹ, radio del pozo; у s, el factor de 
daño. 


La expresión anterior puede escribirse así; 


B kt 
рыу = Pi – LE ud log(t) + eq. - 323 +0,875 (7.170) 


у 


La ecuación 7.170 es esencialmente la ecuación de una línea recta y puede ехрге- 
sarse así: 


Руј = а +mlogít) (7.171) 
donde: 
16260,B 
а = р; = acu eL 323+0875 
фис у 


La pendiente т viene дада por: 


16260. В 
m = 10268 Вон 


.172 
kh (7.172) 


La ecuación 7.171 sugiere que un gráfico de p,,; versus tiempo t en papel semilo- 
garítmico dará una línea recta con una pendiente m en Ірс/сісІо. Esta línea recta se ilus- 
ira en la Figura 7.33. 


La ecuación 7.172 puede 


Desviación de la linea recta 


arreglarse para estimar la capaci- ' ая 


de almacenamiento 


dad kh del área de drenaje del 
pozo. Si el espesor es conocido, 


entonces la permeabilidad pro- ‚№ 
medio está dada por: Final del fujo transitorio "a 
1626Q,B 
pan ENT 88. та) | 
mh Región de Región de Región de 


M 0а flujo transitorio flujo semicontinuo 
donde К es la permeabilidad, md 
ут, la pendiente, Ipc/ciclo. Nóte- { ENS eia 
se que la pendiente es negativa. 
Claramente, kh/ и o k/ u tam- 


bién pueden estimarse. 


Figura 7.33. Gráfico semilogarítmico de una prueba 
de declinación de presión. 
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El factor de daño puede obtenerse rearreglando la ecuación 7.170 de la siguiente 
manera: 


к=п =. logt- od s jen 
m PUC Lo 


O, más convenientemente, si py = р pr, la cual se consigue al extender la línea 
recta hasta Јов (Аг). Entonces: 


ЕЕЕ - og ~ jJ 323] (7.174) 
m фис, rx 


Еп la ecuación 7.174, руһ se obtiene de la línea recta del gráfico semilog. Si los da- 
tos medidos de presión a 1 hora no caen en esta línea, ésta debe extrapolarse hasta 1 
hora y entonces el valor extrapolado es el que se usa en la ecuación 7.174. Este procedi- 
miento es necesario para evitar una estimación incorrecta del daño al usar un valor de 
presión influenciado por el almacenamiento del fluido en el pozo. La Figura 7.33 ilustra 
esta extrapolación hasta рр. 

Si la prueba de declinación es lo suficientemente larga, la presión de flujo en el 
pozo se puede calcular de este gráfico y hacer la transición de un yacimiento con com- 
portamiento infinito a estado semicontinuo. 


EJERCICIO 7.24 


Estimar la permeabilidad y el factor de daño a partir de los resultados de la prueba 
de declinación de presión mostrados en la Figura 7.34. 


PA ЕО 
авт ЦО 


ENSE Iii T Tt 


970 
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Presión fluyente , p, „от 


ДАДА ДА ТТ 
MOROL RERNA HINN EET TEL 
1 4 5 6 7 8910 
Tiempo de flujo , t, hr 


Figura 7.34. Resultados de una prueba de declinación de presión. 


Se conocen los siguientes datos adicionales: 
Radio del pozo, pies ......................... 0,25 
Presión inicial, IPC .......................... 1154 
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Espesor, DIES. coss cenit ee e 130 
Viscosidad del petróleo, ср ................... 3,93 
Permeabilidad, md .......................... 40 
Porosidad, %.....................-......... 20 
Compresibilidad total, Ipc? ................... 8,74 х 107 
Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,14 


Q, = 348 BN/Día 
Solución: 
+ Paso 1: De la Figura 7.34, calcular рњ: 
Рум = 9541рс 
* Разо 2: Calcular la pendiente de la línea recta que corresponde al flujo transitorio 
m = —22 lpc/ciclo 
• Paso 3: Calcular la permeabilidad por medio де la ecuación 7.173: 


Ж —(162,6)(348)(114) (393) 2 
(—22)(130) 


k 89 md 


e Paso 4: Calcular el factor de daño por medio de la ecuación 7.174: 


s=1151 [EA log - = = |+ 32275 | = 46 
– 22 (02)(393)(874 X 10 9 (025) 


Básicamente, el análisis de pruebas de pozos versa sobre la interpretación de la 
respuesta de presión a un determinado cambio en la tasa de flujo (desde cero hasta un 
valor constante para una prueba de declinación, o desde un valor constante hasta cero 
para una prueba de restauración). Desafortunadamente, la tasa de producción es con- 
trolada en la superficie, по en la cara де la formación. Debido al volumen en el pozo, una 
tasa de flujo constante en la superficie no asegura que toda la tasa sea producida de la 
formación. Este efecto es debido al almacenamiento (wellbore storage). Considérese el 
caso de una prueba de declinación: cuando el pozo es abierto primero al flujo después de 
un período de cierre, la presión en el pozo cae, causando los siguientes tipos de almace- 
namiento: 


* Almacenamiento por la expansión de los fluidos. 
* Almacenamiento por el cambio de nivel de los fluidos en el ánulo (entre el casing y 
el tubing) 

A medida que la presión en el fondo del pozo cae, los fluidos se expanden y, así, la 
tasa inicial de flujo no viene de la formación, sino esencialmente de los fluidos que han 
estado almacenados en la boca del pozo. Esto es 10 que define el almacenamiento cau- 
sado por la expansión de los fluidos. 
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El segundo tipo de almacenamiento se debe al cambio de nivel que experimentan 
los fluidos en el ánulo (descenso de nivel en una prueba de declinación y aumento de ni- 
vel en una de restauración). Cuando el pozo es abierto al flujo durante una prueba de de- 
clinación, la reducción en la presión causa que el nivel de los fluidos en el ánulo caiga. 
Esta producción del fluido en el ánulo se junta con la де la formación y contribuye al flu- 
jo total del pozo. El descenso de nivel de fluido contribuye más al flujo que el causado 
por expansión. 

Lo anterior sugiere que parte del flujo proviene del pozo en vez del yacimiento, esto 
es: 


а= 94у Таљ (7.175) 


donde q es la tasa de flujo en la superficie, BY/día; q г, la tasa de flujo que viene de la for- 
mación, BY/día; y даљ, la contribución a la tasa de flujo que viene del pozo, BY/día. 

A medida que aumenta el tiempo de producción, la contribución que viene del pozo 
disminuye, y la de la formación aumenta hasta que eventualmente iguala a la de la su- 
perficie. Durante este período, cuando la tasa de la formación cambia, las medidas de la 
prueba de declinación no producirán un comportamiento ideal de una línea recta en pa- 
pel semilog como se espera en el flujo transitorio. Esto indica que los datos recogidos 
sobre presión durante la duración del almacenamiento no pueden analizarse convencio- 
nalmente. 

Cada uno de los dos efectos pueden cuantificarse en términos de almacenamiento 
por un factor C definido así: 


AV, 
(a YE 


.176 
Ap (7.176) 


donde C es el volumen de almacenamiento en el pozo, ВҮЛрс, y ДУ „у, el cambio en el vo- 
lumen de fluido en el pozo, BY. 

La expresión anterior puede aplicarse para representar matemáticamente el efecto 
individual tanto de la expansión de los fluidos en el pozo como del descenso o aumento 
del nivel de los fluidos, para dar: 
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» Efecto de almacenamiento debido a la expansión de los fluidos: 
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C= VwbCwb (7.177) 
donde V„p es el volumen tota de fluido en el pozo, BY, y c5, la compresibilidad 
promedio del fluido en el pozo, Ipc '. 
* Efecto de almacenamiento debido al cambio de nivel de los fluidos: 

Si se denota por A, el área seccional del ánulo y por p la densidad promedio del 
fluido, el coeficiente de almacenamiento en el pozo viene dado por: 
is 144A, 

5615p 


(7.178) 
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лар, y- (OD; y] 
4(144) 

el radio externo de la tubería de producción, pulg; ID. , el radio interno del revesti- 

dor, pulg; y p, la densidad del fluido en el pozo, Ib/pie?. 

Este efecto es esencialmente pequeño si se coloca una empaquetadura cerca de la 

zona productora. 

El efecto total де almacenamiento es la suma de ambos efectos. Obsérvese que du- 
rante pruebas en pozos de petróleo, la expansión de los fluidos es generalmente insigni- 
ficante debido a la baja compresibilidad de los líquidos. Para pozos de gas, el primer 
efecto de almacenamiento es el debido a la expansión del gas. 

Para estimar la duración del efecto de almacenamiento, es conveniente expresar el 
factor de almacenamiento en términos adimensionales, de la siguiente manera: 


c, _ 5615C _ 0894C 
P олћфста Һфс,г2 


con А, = , donde A, es el área seccional del ánulo, pie? Орг, 


(7.179) 


donde Cp, es el factor adimensional de almacenamiento; с, el factor de almacenamiento 
en BY/Ipc; c,, el coeficiente total de compresibilidad en Ipc !; rẹ, el radio del pozo en 
pies; y h, el espesor en pies. 

Horne? y Earlougher”, entre otros autores, han indicado que la presión en el pozo 
es directamente proporcional al tiempo de almacenamiento dominado por el período de 
la prueba y se expresa por: 


tp 
= 2р. (7.180) 
Pp a 
donde pp, es la presión adimensional durante el tiempo que prevalece al almacena- 
miento en el pozo y tp, el tiempo adimensional. 


Aplicando logaritmo en ambos miembros de la ecuación 7.180, se tiene: 
log(pp) = log(t5) — log(Cp) (7.181) 


La anterior expresión tiene la característica de ser un diagnóstico de los efectos de 
almacenamiento en el pozo, pues un gráfico de pp versus tp en escala doble logarítmica 
dará como resultado una línea recta de pendiente unitaria que permite identificar el 
tiempo en que predomina el almacenamiento en el pozo. Como pp es proporcional a Ap 
ytp es proporcional al tiempo t, es conveniente construir el gráfico de log(p; — p, ) ver- 
sus log(t) y observar la parte del gráfico donde la pendiente tiene un ciclo en presión por 
ciclo en tiempo. Este gráfico es de gran ayuda para reconocer los efectos de almacena- 
miento en el pozo en las pruebas transitorias de declinación o de restauración de pre- 
sión cuando se registran los primeros datos de presión disponibles, y por eso se reco- 
mienda que sea parte del análisis de la prueba. A medida que los efectos de almacena- 
miento sean menos severos, la formación comienza a sentir la influencia de la presión 
en el fondo del pozo, y los puntos en el gráfico caen por debajo de la pendiente unitaria, 
lo que indica el final de los efectos de almacenamiento. En este punto, estos efectos no 
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son importantes. Generalmente, este tiempo se manifiesta cerca de 1 a 175 ciclos еп 
tiempo después que los datos registrados comienzan a desviarse significativamente de 
la pendiente unitaria, y se determina por la siguiente relación: 


tp > (60 + 3,55)Cp (7.182) 

O también: 

г. (200000 + 120005)С (7.183) 
(kh / и) 


donde t es el tiempo total que marca el final del almacenamiento у el comienzo де la lí- 
nea recta, hr; К, la tasa de permeabilidad de la formación, md; 5, el factor de daño; и, la 
viscosidad, cp; у C, el coeficiente de almacenamiento, ВУЛрс. 


EJERCICIO 7.25 


La siguiente información pertenece a un pozo de petróleo programado para una 
prueba de declinación de presión: 

Volumen de fluidos en el pozo: 180 BY; diámetro externo de la tubería de produc- 
ción, 2 pulgadas, diámetro interno del revestidor, 7,675 pulg; densidad promedio del pe- 
tróleo en el pozo, 45 Ib/pie?; compresibilidad del petróleo, 10 x 106 Ipc^!. 

Se conocen los siguientes datos adicionales: 


Radio del pozo, pies ......................... 0,25 
Espesor ples xc E opel te Ба БА рый 20 
Viscosidad del petróleo, cp ................... 2,0 
Permeabilidad, md .......................... 30 
Porosidad, %..............................- 15 
Compresibilidad total, Трст! ................... 20 x 107 
Daño enel pozo ............................ 0 

Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,2 
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Si el pozo se pone a producir a una tasa constante, ¿cuánto tiempo se llevará hasta 
que finalicen los efectos de almacenamiento? 


»0H93830 пл зогха тузгилпо онозыза мп ONIS GVaaldOsid за VIAHOd умп 53 ON HOLD V за онозыза та : VION3LHIAGV 
"SVLIAW d SV100V233W та ма 'оомула ONICVOO 13 HOd YVLNNO3SA молуа 'волопаома 50810 А 3183 YOAVÍA TY O 1VL3G ту SVHdWOO мама 


Solución: 
• Paso 1: Calcular el área seccional del ánulo: 


л| (7675)? – e» ] 


A, = = 0,2995 pies? 
s 4(144) 222 
* Paso 2: Calcular el factor de almacenamiento causado por la expansión de los flui- 
dos: 
C= VwpCwp 
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С = (180/(10x107*)= 00018 ВҮЛрс 
• Paso 3: Determinar el factor de almacenamiento causado рог la caída del nivel de 
los fluidos: 
_ 144A, 
5615p 


144 
c 14402995) 


= = 01707 BY, 
a Ре 


» Paso 4: Calcular el coeficiente de almacenamiento total en el pozo: 
С = 0,0018+01707 = 01725 ВҮЛрс 
Se observa que el efecto debido а la expansión de los fluidos puede despreciarse 
para un sistema de petróleo crudo. 

• Paso 5: Calcular el tiempo requerido hasta que el almacenamiento ejerza su in- 
fluencia en el pozo, aplicando la ecuación 7.183: 
= (200000 + 120005)Си _ (200000 + 0)(01725)(2) 

kh (30)(20) 


=115hr 


La línea recta como se expresa en la ecuación 7.171, sólo es válida mientras que el 
yacimiento se comporta como infinito. Obviamente, los yacimientos no son infinitos en 
su extensión, por lo que el período de flujo radial de un yacimiento infinito no dura inde- 
finidamente. Eventualmente, los efectos de los límites del yacimiento se harán sentir en 
el pozo que se está probando. El tiempo en que estos efectos comienzan a sentirse de- 
pende de: 

• Permeabilidad k 


* Compresibilidad total с, 


* Porosidad q 
* Viscosidad и 
* Distancia del límite 
* Forma del área de drenaje. 
Earlougher? presentó la siguiente expresión matemática para estimar la duración 
del período de comportamiento infinito: 
$uc,A 
gom |! у 7.184 
isi | s. (pa Peia pun 
donde teja es el tiempo para finalizar el comportamiento infinito, hr; A, el área de drenaje 
del pozo, pies?; c,, la compresibilidad total, Ipc !; y (Epa )eja, el tiempo adimensional que 


corresponde al período para finalizar el comportamiento infinito. 
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La expresión de Earlougher puede utilizarse para predecir el final de flujo transito- 
rio en un sistema de drenaje de cualquier geometría, obteniéndose el valor de la Ta- 
bla 7.5. Por ejemplo, para un pozo centrado en un yacimiento circular, (tpa Veja = 01, y de 
acuerdo con esto: 


3 
. [nan T 


t cia 


Por lo tanto, los pasos específicos para el análisis de una prueba de declinación de 
presión son: 

1. Construir un gráfico de (p; — p, ) versus t en escala log-log. 

2. Determinar el tiempo donde termina el punto de la línea recta de pendiente unita- 
ria. 

3. Determinar el tiempo que corresponde a 1 2 log-ciclo, delante del tiempo observa- 
do en el paso 2. Este es el tiempo que marca el final de los efectos de almacena- 
miento y el comienzo de la línea recta semilogarítmica. 


4. Estimar el coeficiente de almacenamiento a partir de: 


qt 
C= —— .186 
АЕ (7.186) 


donde t y Ap son valores leídos en un punto де la línea recta de pendiente unitaria 
log-log, y q, la tasa de flujo en BY/día. 
5. Representar gráficamente р у versus t en escala semilog. 
6. Determinar el comienzo de la porción de la línea recta como se sugiere en el paso 3 
y trazar la mejor recta a través de los puntos. 
7. Calcular la pendiente de la línea recta y determinar k y el factor de daño s, aplican- 
do las ecuaciones 7.173 y 7.174, respectivamente. 
8. Estimar el tiempo al final del período transitorio, esto es, teja, el cual marca el co- 
mienzo del flujo semicontinuo. 
9. Construir un gráfico en papel cartesiano con todos los datos de presión registrados 
después де їн, en función de tiempo. Estos datos deben formar una línea recta. 
10. Determinar la pendiente del estado semicontinuo, esto es dp / dt, comúnmente re- 
ferida como т' y usar la ecuación 7.145 para calcular el área de drenaje А. 
02339608 _  0233960B 
c,hé(dp/dt) cihpm 
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donde Q, es la tasa de flujo del fluido en BN/día; B, el factor volumétrico en la for- 
mación, BY/BN; y m', la pendiente del la línea recta que representa el estado semi- 
continuo. 

11. Calcular el factor de forma С, usando la siguiente expresión propuesta por Ear- 
lougher: 
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2,30 —P; 
С, = 556 2 ехр| „3 X(Dinr d 


m 


donde т, es la pendiente de la línea semilog del período transitorio, Ipc/log ciclo; 
m', la pendiente de la línea cartesiana del período semicontinuo; p, yy, la presión a 
tiempo de 1 hora de la línea recta en papel semilog, Ipc; y риу, la presión a tiempo 
cero de la línea cartesiana del período semicontinuo, en 1рс. 


12. Usar la Tabla 7.5 para determinar la configuración del pozo drenado, la cual será la 
que posea el valor de factor de forma más cercano al calculado en el paso anterior 
(paso 11). 


9.2. Prueba de restauración de presión 


Esta prueba provee al ingeniero de una de las mejores herramientas para la deter- 
minación del comportamiento del yacimiento, pues su análisis permite describir la res- 
tauración de la presión del pozo en función de tiempo, después que ha sido cerrado. Uno 
de sus principales objetivos es determinar la presión estática del yacimiento sin necesi- 
dad de tener que esperar semanas o meses a que la presión en todo el yacimiento se es- 
tabilice. Debido a que la restauración de la presión en el pozo sigue una cierta tendencia 
definida, ha sido posible extender el análisis para determinar, además: 


* Permeabilidad efectiva del yacimiento 

* Extensión de la zona con permeabilidad alterada alrededor del pozo 
* Presencia de fallas y cálculo de su distancia 

* Cualquier interferencia entre pozos productores 


* Límites del yacimiento donde no exista un fuerte empuje de agua o donde el acuífe- 
ro no sea tan grande como el yacimiento. 


Ciertamente, toda esta información no estará disponible a partir de un solo análisis 
y su grado de utilidad dependerá de la experiencia en el área y de la cantidad de otra in- 
formación disponible sobre correlaciones. 


Las fórmulas generales usadas en el análisis de los datos de restauración de pre- 
sión provienen de la solución de la ecuación de difusividad!”-*?9132 En el análisis de res- 
tauración y declinación de presión, se hacen las siguientes suposiciones con respecto al 
yacimiento, fluidos y comportamiento de flujo: 


Yacimiento Fluidos Flujo 
Homogéneo Una sola fase Laminar 
Isotrópico Ligeramente compresible Мо hay efectos gravitacionales 
Horizontal de espesor uniforme Constante и y Bo 


Así mismo, las pruebas de restauración de presión exigen el cierre de un pozo pro- 
ductor. Ahora bien, la más comün y el análisis más sencillo requieren que el pozo pro- 
duzca a una tasa constante, bien desde el comienzo o lo suficiente para que la distribu- 


444 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


ción de presión se haya estabilizado an- 
tes del cierre. La Figura 7.35 muestra un 
esquema idealizado de la tasa de flujo y 
del comportamiento de presión de una 
prueba de restauración de presión. En 
esta gráfica, t, es el tiempo de produc- 
ción y At, el incremento del tiempo de 
cierre. La presión se mide inmediata- 
mente antes del cierre y se registra en te 
función de tiempo durante el período de 
cierre. La curva resultante de la presión 
restaurada se analiza para conocer pro- 
piedades y condiciones del yacimiento. 


Periodo de flujo 


Tasa de flujo 


Periodo de cierre 


tiempo, t 


La estabilización del pozo a una 
tasa de flujo constante antes del período 


Presción de fondo del pozo 


de cierre es importante en este tipo de d— pu (00) 
prueba. Si по se logra hacerlo, puede 
producirse información errónea sobre la зе „+ 
formación. tiempo, t 
Una prueba de restauración de pre- Figura 7.35. Esquema idealizado de una prueba 


sión se describe matemáticamente usan- An 


do el principio de superposición. Antes del cierre, se permite que el pozo fluya a una tasa 
constante Q, en BN/día port, días. Al tiempo que corresponde al punto de cierre, esto 
es, tp, se abre al flujo un segundo pozo, sobrepuesto en la localización del primer pozo, 
a una tasa constante igual а-о, BN/día por At días y se permite que el primer pozo con- 
tinúe fluyendo a+0, BN/día. Cuando el efecto de los dos pozos se suma, el resultado es 
que un pozo se ha dejado fluir a una tasa О, por t; días y luego fue cerrado por un tiem- 
po ALEsto simula el procedimiento actual де la prueba. El tiempo correspondiente al 
punto de cierre, t, puede estimarse de la siguiente ecuación: 


e (7.187) 
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donde N, es la producción acumulada de petróleo antes del cierre, BN; Q,, la tasa de flu- 
jo estabilizada antes del cierre, BN/día; y t, el tiempo total de producción, días. 

Aplicando el principio de superposición al pozo cerrado, el cambio total de presión 
(р; — Pus) que ocurre en el pozo durante el período de cierre, At, es esencialmente la 
suma де los cambios de presión causados por la tasa constante О y -Q, o sea: 


Di Z Pws = (Di — Pws КО —0+ (р; = руу 0-0, 


Sustituyendo la ecuación 7.146 para cada uno де los términos en la parte derecha 
de la relación anterior, se obtiene: 
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1626(0, — 0)Bo to] k(t, + At) 
=p; + [108 [2582340878 
он | kh pucr? 
162,6(0 — Q, )B k(t,) 
е Bara] E -— 
kh UC Ey, 


Expandiendo esta ecuación y simplificando términos, resulta: 


16260,B, 4 k(t, + At) 
Pws = р; -| R ? Jed m 


donde p; es la presión inicial del yacimiento, 1рс; pws, la presión en la cara de la forma- 
ción durante la restauración de presión, Ipc; t „, el tiempo de flujo antes del cierre, horas; 
y At, tiempo de cierre, horas. 

La ecuación de restauración de presión, esto es, ecuación 7.188, fue introducida 
por Horner? y se conoce como ecuación de Horner. 


La ecuación 7.189 sugiere que un gráfico de P ys versus (L, + At) / At producirá una 
línea recta con intercepto p; y pendiente de -m, donde: 


— 323 + аъ (7.189) 


162 
= 6О Вон 
kh 

O bien: 

162, B 
k= e ойо (7.190) 

" Tiempo, At, hr 
1 5 10 50 100 500 


Este gráfico, comünmente referi- 
do como gráfico de Horner”, se ilustra 
en la Figura 7.36. Nótese que en él, la 
escala de la razón de tiempo aumenta 
de izquierda a derecha. No obstante, 
debido a la forma de esta relación, el 
tiempo de cierre, At, aumenta de la de- 
recha a la izquierda. 


T T T T T | 
р 
т 


Pendiente = -т | ] 


Desviación de la linea recta por 
O, csm almacenamiento y daño 


Se observa en la ecuación 7.189 
que Pus = р; cuando la razón de tiem- 
po es igual a uno. Gráficamente esto 
significa que la presión inicial del yaci- 
miento, р;, puede obtenerse extrapo- 
lando el gráfico de Horner hasta m 
(p + At) / Аг =]. (p +A А 
Figura 7.36. Gráfico de Horner (adaptado de Ahmed!). 


o 


Presión de fondo del pozo , Pws , Ipem 


Li 
64 2 $4 ? 64 2 $4 2 
10 


Earlougher?! señaló que un re- 
sultado de usar el principio de superposición es que el factor de daño, 5, no aparece en la 
ecuación general de restauración de presión (ecuación 7.188), y por eso, tampoco apare- 
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ce en la ecuación simplificada de Horner (ecuación 7.189). Esto significa que el gráfico 
de Horner no está afectado por el factor de daño, aunque sí afecta la forma de la curva de 
restauración. En efecto, en los inicios, la desviación de la línea recta puede ser causada 
por el daño o por el almacenamiento de fluidos en el pozo, como se indica en la Figu- 
ra 7.36. Tal desviación puede ser significativa para daños negativo grandes que ocurren 
en pozos fracturados hidráulicamente. En cualquier caso, el factor de daño afecta la pre- 
sión fluyente antes dei cierre, de modo que el daño puede estimarse de los datos de res- 
tauración más la presión fluyente inmediatamente antes de la prueba de restauración: 


— руу (At = 0) 
к= - - log 


3 T323 (7.191) 
фис, Гоу 


donde ру (At = 0) es la presión fluyente observada en el fondo del pozo inmediatamen- 
te antes del cierre; m, la pendiente del gráfico de Horner, y k, la permeabilidad, md. 


El valor de m debe tomarse de la línea recta del gráfico de Horner??. Frecuentemen- 
te, los datos de presión no caen en la línea recta al tiempo de 1 hora debido a los efectos 
de almacenamiento o a grandes factores de daño negativos. En ese caso, la línea semilog 
debe extrapolarse hasta 1 hora y es entonces cuando se lee la presión. 


Debe precisarse que cuando el pozo se cierra para una prueba de restauración, 
esto usualmente se hace en la superficie más bien que en la formación. Aun cuando el 
pozo ya está cerrado, el fluido en el yacimiento continuará y se acumulará en el pozo 
hasta que éste se llene lo suficiente para transmitir este efecto de cierre a la formación. 
Tal comportamiento “postflujo” es causado por el almacenamiento en el pozo y tiene 
una influencia significativa en los datos de presión restaurados ^! 71?315, Efectiva- 
mente, durante el período de los efectos de ese almacenamiento, los datos de los pun- 
tos de presión caen debajo de la línea recta semilogarítmica y la duración de esos efec- 
tos puede estimarse construyendo en papel log log, el gráfico log(p,,, — Puy ) versus 
log At. La presión de flujo en el fondo del pozo, py, se determina de la presión que flu- 
ye inmediatamente antes del cierre. Cuando los efectos de almacenamiento dominan, 
ese gráfico tendrá una línea recta de pendiente unitaria; pero cuando la línea recta se- 
milog se acerca, el gráfico log log se curva encima hacia una línea curvada con una pe- 
queña pendiente. 


En todos los análisis de las pruebas de restauración de presión, generalmente los 
datos log log pueden graficarse antes de que la línea recta sea seleccionada. Este gráfico 
log log es esencial para evitar dibujar una línea recta a través de los puntos de almacena- 
miento dominantes. El comienzo de la línea semilog puede calcularse observando cuán- 
do los puntos de datos en el gráfico alcanzan una ligera pequeña curva y añadiendo 1 
hasta 1,5 ciclos en tiempo después del final de la línea recta de pendiente unitaria. Alter- 
nativamente, el tiempo de comienzo de la línea recta semilog puede estimarse por: 
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170000ce 9.145 
> ————————— 


7.192 
(kh / и) i | 


donde At es el tiempo de cierre, horas; С, el coeficiente de almacenamiento calculado, 
BYApc; k, la permeabilidad, md; s, el factor de daño, adimensional, y h, el espesor, pies. 
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EJERCICIO 7.26 


A continuación se presentan los datos de una prueba de restauración de presión 
con un radio de drenaje estimado en 2,64 pies. Antes del cierre, el pozo ha producido a 
una tasa estabilizada de 4900 BN/día por 310 horas. 


0,10 310,10 3101 3057 
0,21 310,21 1477 3153 
0,31 310,31 1001 3234 


Datos tomados de Earlougher*, 


Se conocen además los siguientes datos: 


Permeabilidad, md .......................... 30 

Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,55 
Porosidad, %............................... 9 
Compresibilidad total, lpc! ................... 22,6 x 10% 
Еѕреѕої, ples ese kx eek ke de ужу» 482 
Viscosidad, CD «x cds ose Seb ege 0,2 

Radio del pozo, pies ......................... 0,25 
Diámetro interno de la tubería, pies ...... M 0,523 


Densidad promedio del petróleo en el pozo, Ib/pie? . . 45 


Calcular la permeabilidad promedio y el factor de daño. 
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Solución: 


Paso 1: Construir un gráfico de 


tp + At 
Pws Versus". En escala se- 


milog como se muestra en la Fi- 
gura 7.37. 


Paso 2: Identificar la porción de 
la línea recta correcta en la curva 
y determinar la pendiente que 
resulta ser: 


m = 40 pc/ciclo. 


Paso 3: Calcular la permeabili- 
dad promedio usando la ecua- 
ción 7.190: 


Tiempo de cierre, At, hr 


3350 


3300 
Pa nr = 3266 Ipem 
Thr о-о Pendiente = -т 


С -40 Ipem / ciclo 
3250 > А 
Fin estimado del 


almacenamiento 


3150 


3100 


Presión de fondo del pozo , Pws , Трст 


8 654 3 2 
103 


8 654 3 2 8 
102 101 
(tp ТАД /At 


Figura 7.37. Gráfico de una prueba de restauración 
de presión (adaptado de Earlougher?). 
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10. Problemas 


y O Botto, _ 19280 00 091022) e 


k 
mh (40)(482) 


* Paso 4: Determinar py después de 1 hora de la porción recta de la curva para dar 
груһ. = 3266 lpc. 
• Paso 5: Calcular el factor de daño aplicando la ecuación 7.191: 


— 2 
s= моу 266 =. = “| Мова ) за = 86 


40 (009)(020)(226 X 107 )(4,25)2 


5-8,11 


- 


. Un fluido incompresible de 2 cp fluye en un medio poroso con las siguientes pro- 
piedades: 


Longitud, рїеё$.............................. 2000 
Permeabilidad, md .......................... 200 
Presión a la entrada, Ірс...................... 2000 
ESPESOL) piéS. c.c lip eR a ita 20 
Ancho del yacimiento, ріеѕ.................... 300 
Presión a la salida, Ipe ....................... 1990 


Se desea calcular: 

a) Tasa de flujo en BY/día 

b) Velocidad aparente del fluido en pie/día 
c) Velocidad actual del fluido en pie/día 

2. Resuelva el problema anterior considerando que el medio poroso presenta un án- 
gulo de buzamiento де 5°, y que el fluido incompresible tiene una densidad де 42 
Ib/pie?. 

3. Considere que a través del sistema lineal dado en el ejemplo 7.1 fluye un líquido li- 
geramente compresible cuya compresibilidad es de 21 x 10'рс"'. Estime la tasa 
de flujo en ambos extremos del sistema lineal. | 

4. Una formación productora tiene las siguientes características: un espesor de 100 
pies; presión del yacimiento, 4000 Ipc; presión de fondo fluyente, 2000 Ipc; viscosi- 
dad del petróleo, 1,5 cp; factor volumétrico del petróleo, 1,43 BY/BN; radio de dre- 
naje, 2000 pies; radio del pozo, 0,5 pies; permeabilidad efectiva al petróleo, 100 
md. Calcular la tasa de producción en el fondo del pozo y en la superficie. 

5. ¿Cuál es la equivalencia de darcy a cm?? 


6. Encuentre la expresión de la ecuación de Darcy para un fluido ligeramente com- 
presible. 
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7. Un pozo se encuentra ubicado en un yacimiento que tiene una permeabilidad de 


180 md y un espesor de 30 pies. Se conocen además los siguientes datos: 

џи = 7,8 ср 

Ty = 0,5 pies; т. = 300 pies 

Ри = 600 Ipc y p, = 1300 Ipc 

Se desea calcular: 

a) la tasa de producción de petróleo en condiciones normales 

b) la distribución de presión con distancia 

с) la velocidad del fluido en r, 

d) la velocidad del fluido para r = 10 

e) un gráfico de p vs г, si k = 45 md. Utilice la tasa q calculada en el punto a. 


f) la distribución de presión, si se considera una zona dañada de 10 pies con una 
permeabilidad de 30 md. 


g) la nueva tasa de producción para la condición f. 


‚ En Una arena uniforme de espesor 27 pies y permeabilidad absoluta 200 ma, fluye 


petróleo a una tasa de 250 BN/día, con una viscosidad de 0,59 cp y un factor volu- 

métrico де 1,4 BY/BN. La presión estática de la arena es de 3550 Грса. La porosidad 

promedio es 18% у la saturación de agua connata es 26%. Se desea determinar: 

a) ¿Cuál es la presión promedio a un radio de 20 pies si el radio de drenaje es de 
400 pies y 700 pies? 

b) ¿Cuál es la presión diferencial si el radio de drenaje es de 400 pies y el radio del 
pozo es 8 pulgadas? 

c) Compare la caída de presión en el intervalo de 400 pies a 40 pies con la de 40 
pies a 4 pies. 

d) ¿Cuál es el gradiente de presión a 20 pies, si el radio de drenaje del yacimiento 
es de 40 pies y el del pozo es 3 pulgadas? 

e) ¿Cuál es la velocidad promedio real para un radio de 40 pies y un radio del pozo 
de 8 pulgadas? 


. Dos pozos están separados por 2500 pies. Se conoce además la siguiente informa- 


ción: 


A 4365 
B 4372 


El gradiente del fluido en el yacimiento es 0,25 Ipc/pie; la permeabilidad del yaci- 
miento, 245 md; y la viscosidad del fluido, 0,3 cp. Con esta información calcule: 


a) Las dos presiones al datum de 9100 pies bnm. 
b) En qué dirección fluyen los fluidos entre los pozos 
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с) El gradiente promedio de presión entre los pozos 
d) La velocidad del fluido 


е) ¿Esesta la velocidad total o la componente де la velocidad en la dirección entre 
los pozos? 


f Demuestre que se obtiene la misma velocidad usando la ecuación: 


d 
= — 127% Е 0,433p cos o) 
u ах 


Un pozo con un diámetro de 12 pies y un radio de drenaje de 660 pies penetra una 
arena de 20 pies de espesor y contiene un crudo subsaturado de viscosidad 1,7 cp. 
La permeabilidad efectiva al petróleo es 53 md y el factor volumétrico del petróleo 
en la formación es 1,623 BY/BN. Se desea conocer: 


a) Investigue cuál es el índice de productividad del pozo 

b) Si Ap = 100 Ipc, ¿a qué tasa producirá el pozo? 

Un pozo se encuentra ubicado en un yacimiento que tiene un espesor de 46 pies y 

una permeabilidad de 305 md. Se conoce además la siguiente información: 

Ио = 25Cp; ry = 0,5 pies; Uy = 103 Cp; Puf = 60 Ipc; 5, = 10096. Se desea calcu- 

lar: 

a) La tasa de petróleo 

b) La presión para un r = 30 pies 

c) Sien una zona де 30 pies alrededor del pozo, se tiene una permeabilidad de 250 
та, calcule К. 

d) Con la información de с); calcule q, y дӯ, cuando el yacimiento tiene una 
So = 60%, re = 300 pies; Руј = 60 IPC; р. = 1900 Ipc. 

Demuestre que la permeabilidad tiene las dimensiones de área. 

Convierta a md y permios 0,485 darcy. 


Considere un yacimiento con un crudo де 25°АРІ. Se desea determinar las direccio- 
nes del flujo entre los puntos A, B y C que se encuentran alineados de acuerdo con 
los siguientes datos: 


A 5600 4300 


B 5500 4220 
€ 5400 4200 
Se tiene la siguiente información de un yacimiento de petróleo: 
Saturación de petróleo, 96 .................... 57,5 
Radio del pozo, pies ......................... 0,6 
Radio de drenaje, pies ....................... 0,400 
Presión de flujo de fondo, Ірс ................. 700 
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16. 


17. 


18. 


19. 


20. 


21. 


Presión en el límite exterior, Ipc ............... 2300 
TOPE, PIES cpu Ds Reed bue pes 5270 
Base; ples. zoe e e ehe eM celu петина 5300 
Espesor, DIES: ess] e e esee being 30 
Viscosidad del petróleo, cp ................... 7,4 
Viscosidad del agua, ср ...................... 1,02 
Permeabilidad, md .......................... 210 


Se desea desterminar: 

a) la tasa de producción 

b) до y q,, en el punto medio del espesor 
с) el factor de daño 

d) la nueva tasa de producción. 


Calcular la шш en el peo A y en el pozo В, para un crudo де 30^API. 


- Profundidad (pies) 
7500 
B 8000 


Considerando un crudo de 24°АРІ, determine las direcciones de flujo entre tres 
puntos de un yacimiento que se encuentran formando un triángulo equilátero con 
800 pies de lado, con base en la siguiente información: 


А 6750 2430 


B 6325 1960 
С 6560 2010 


Estime, además, el gradiente de presión entre los puntos A у С. Use el datum que 
considere más conveniente. 


Desarrolle la ecuación de Darcy para el flujo radial de un gas ideal, sabiendo que la 
tasa másica es m = q X pg. 


Utilizando los datos del problema anterior, estime la presión de fondo fluyendo 
después de 10 horas de producción. 


Un pozo está produciendo a una tasa de flujo constante de 300 BN/día bajo condi- 
ciones de flujo transitorio. Con los datos de yacimiento del problema 19 y supo- 
niendo que el yacimiento tiene un comportamiento infinito, calcule la presión de 
flujo de fondo después de 1 hora de producción, usando la aproximación de pre- 
sión adimensional. 


La Figura 7.34 muestra la historia de producción de un pozo que produce bajo con- 
diciones de flujo transitorio durante 15 horas. Dados 105 siguientes datos adicio- 
nales, estime la presión en la cara de la arena después de 15 horas de producción. 
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22. 


23. 


24. 


Presión inicial del yacimiento, Ipc .............. 5000 
Factor de daño, s, adimensional ............... 0 

Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,1 
Porosidad, %........ 2... ................. 15 
Compresibilidad total, Ipe! .................. 20 x 10% 
ESDesor, DIES? са а инак а am o dude Rees 20 
Viscosidad, Ср o eres кые зук кж» жк ИЫК КЫЗ 2.5 
Permeabilidad, md .......................... 40 

Radio del pozo, pies ......................... 0,3 


La Figura 7.35 muestra un pozo localizado entre dos fallas sellantes a 200 y 100 
pies de las fallas. El pozo está produciendo bajo condiciones de flujo transitorio a 
una tasa constante de 200 BN/día. Con los siguientes datos, estime la presión en la 
cara de la arena después de 10 horas de producción. 


Presión inicial del yacimiento, Ipc .............. 500 
Factor de daño, s, adimensional ............... 0 

Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,1 
Porosidad, %........ 2... яза жж .......... 17 
Compresibilidad total, Ірс 7! .................. 25 х 10% 
ESPESOE, PIES г.а rebar RUE 25 
Viscosidad, ср... 2... 2,0 
Permeabilidad, md .......................... 600 
Radio del pozo, pies ......................... 0,3 


Estime la permeabilidad al petróleo y el factor de dario para los datos de la prueba 
de caída de presión mostrados en la Figura 7.35. Se conoce además la siguiente in- 
formación: 


Presión inicial del yacimiento, Ірс .............. 1154 
Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,14 
Porosidad, 96. s. desi ea 20 
Compresibilidad total, Ipe} .................. 8,74 х 10% 
Espesor, DI6S. раан рнлар 130 
Viscosidad, ср... adi р tx Ын 3,93 

Radio del pozo, pies ......................... 0,25 

Tasa de producción de petróleo, BN/día ......... 348 
Pendiente, m, lpc/ciclo ....................... -22 


Los siguientes datos corresponden a un pozo de petróleo programado para reali- 
zarle una prueba de caída de presión: 


Permeabilidad, md .......................... 30 
Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,14 
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Porosidad, ае a a 15 
Compresibilidad total, Ipc ^! ......................... 20 x 10% 
Compresibilidad del petróleo, Ipe 7! ................... 10 x 10% 
Espesor, ples isis ан ка кара CRUS Ed 20 
Viscosidad, ср с... 2 

Radio del pozo, pies ............................... 0,25 
Factor de daño, s, adimensional ...................... 0 
Volumen de fluidos en el pozo, BY .................... 1809 
Diámetro exterior de la tubería de producción, pulgadas ..2 
Diámetro de la tubería de revestimiento, pulgadas ....... 7,675 
Densidad promedio del petróleo en el pozo, Ib/pie? ...... 45 


Si el pozo se abre a producción a una tasa constante, ¿cuánto tiempo tomaría al- 
canzar los efectos de almacenamiento del pozo? 


En un pozo que ha estado produciendo 146 BN/día por 53 horas, se llevó a cabo 
una prueba de restauración de presión. Los datos del yacimiento y de los fluidos 
Son: 


Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ................ 1,29 
Porosidad, 96. 4. ава ман ка re Rev крк жй» 10 
Viscosidad del petróleo, cp .......................... 0,85 
Presión de fondo fluyente, Ірс........................ 1427,9 
DICE по RIED И И E крышка 20 
Compresibilidad total, Ірс ^! ......................... 12 х 107 


Los datos de restauración de presión son: 


ps | E 


. (hr йр ecc lcg dp 
8,000 1847,7 


0,167 1451,5 1,500 1617,9 
0,333 1477,0 1,667 1635,3 8,500 1849,6 
0,500 1498,6 2,000 1665,7 9,000 1850,4 
0,667 1520,1 2,333 1691,8 5,500 1822,4 10,000 1852,7 
0,833 1541,5 2,667 1715,3 7,000 1830,7 11,000 1853,5 
1,000 1561,3 3,000 1737,3 7,500 1837,2 12,000 1854,0 
1,167 1581,9 3,333 1754,7 7,000 1841,1 12,667 1854,0 
1,333 1599,7 3,667 1770,1 7,500 1844,5 14,620 1855,0 


Calcule: 

a) Presión promedio del yacimiento 
b) Factor de daño 

c) Capacidad de la formación 
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26. En un pozo de descubrimiento se llevó a cabo una prueba de caída de presión. El 
pozo fluyó a una tasa constante de 175 BN/día. Los datos de los fluidos y del yaci- 


miento son: 

Presión inicial del yacimiento, Ipc .............. 4680 
Factor volumétrico del petróleo, BY/BN ......... 1,25 
Porosidad, %............................... 15 
Viscosidad del petróleo, ср ................... 1,5 
Espesor, DIES уља виа Das paa 30 
Compresibilidad total, Ірс ! .................. 18 x 10 
Radio del pozo, pies ......................... 0,25 
Saturación de agua inicial, % ................. 25 


Los datos de la prueba de presión son: 


0,6 4388 60,0 4253 
1,2 4367 72,0 4249 
1,8 4355 84,0 4244 
2,4 4344 97,0 4240 
3,6 4334 108,0 4235 
7,0 4318 120,0 4230 
8,4 4309 144,0 4222 
12,0 4300 180,0 4206 
24,0 4278 
37,0 4261 
48,0 4258 


Calcule suponiendo condiciones de flujo semicontinuo: 

a) Radio de drenaje 

b) Factor de dafio 

c) Tasa de flujo del petróleo cuando la presión de fondo fluyente es 4300 Ipc. 
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Introducción 


El concepto de balance de materiales se asocia en ingeniería de yacimientos con el 
equilibrio volumétrico que existe en el yacimiento entre los fluidos que originalmente 
contiene y los que quedan en él, después de haberse producido una determinada canti- 
dad de petróleo debido a una declinación de la presión. Generalmente la producción de 
petróleo origina la entrada de fluidos provenientes de una capa de gas o de un acuífero, 
de la expansión de los fluidos inicialmente presentes en el yacimiento y de la expansión 
de la roca, los cuales pasan a ocupar el espacio poroso dejado por el petróleo. 


En este capítulo se realiza un balance de materiales cero dimensional* aplicando la 
ecuación de Schilthuis!, ampliamente conocida como ecuación de balance de materiales 
(EBM). Posteriormente, dicha ecuación se aplicará en conjunto con la técnica de Havle- 
na y Odeh?? para obtener una mejor comprensión de los mecanismos de empuje que ac- 
túan en el yacimiento bajo condiciones de recuperación primaria. 


1. La ecuación de balance de materiales 


La EBM se reconoce desde hace mucho tiempo como una de las herramientas bá- 
sicas para interpretar y predecir el comportamiento de los yacimientos, utilizando para 
ello un modelo tipo tanque que los describe basándose en la relación que debe existir 
siempre en un yacimiento de petróleo y gas que produce en condiciones de equilibrio. En 
otras palabras, las variaciones de presión y saturación se consideran uniformes en tiem- 
po, pero no en posición. Cuando se aplica adecuadamente, puede utilizarse para: 
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* Estimar el petróleo (POES) y el gas (GOES) еп sitio. 
+ Estimar el tamaño де la сара de gas. 
• Estimar la presencia, tipo y tamaño de un acuífero. 


* Significa que es evaluado en un punto del yacimiento. 
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• Predecir el comportamiento de presión conociendo la historia de producción del 
yacimiento. 


• Estimar las profundidades de los contactos agua-petróleo, gas-petróleo у 
agua-gas. 
• Predecir el comportamiento futuro de los yacimientos. 


1.1. Limitaciones de la ecuación de balance de materiales 


Algunas de las limitaciones y suposiciones más importantes con respecto al desa- 
rrollo y aplicación de la EBM son las siguientes?4*:8-12. 


1. Considera que el yacimiento tiene un volumen poroso constante ocupado por dife- 
rentes fluidos. Así, en un yacimiento de gas seco, el espacio poroso está ocupado 
por gas y agua connata; en uno de petróleo no saturado o en el punto de satura- 
ción, por petróleo y agua connata; y, si existe una capa de gas, por petróleo, agua 
connata y gas libre. Con posterioridad al comienzo de la producción del yacimien- 
to, parte del volumen poroso, considerado constante, puede estar ocupado por 
agua de invasión en el caso de que exista un acuífero activo. 


2. Supone constante la temperatura del yacimiento, esto es, que en el proceso de pro- 
ducción no ocurre un cambio considerable de temperatura cuando se extrae petró- 
leo y gas. 


. Considera que existen condiciones de equilibrio en el yacimiento en cualquier 
tiempo, es decir, supone que la presión es uniforme y, en consecuencia, las propie- 
dades de los fluidos en cualquier tiempo no varían con su ubicación en el yaci- 
miento. Esto significa que los efectos de caída de presión alrededor del pozo no se 
toman en cuenta y que la saturación de líquido es uniforme a través de la zona de 
petróleo. En otras palabras, a un tiempo en particular, la razón de permeabilidades 
relativas gas-petróleo (K,g / Kro) es constante en toda la zona del petróleo, lo cual 
incluye la suposición de que no existe segregación por gravedad. En el caso de ya- 
cimientos que tienen una capa de gas inicial, se considera que no ocurre conifica- 
ción en los pozos y que, por tanto, los volümenes de la capa de gas y de la zona de 
petróleo no cambian en el tiempo. Se supone, también, que cualquier gas que sale 
de la capa, debido a su expansión, se distribuye uniformemente a través de la zona 
de petróleo. 


4. Las propiedades pVT disponibles o estimadas deben ser representativas del yaci- 
miento y relacionar la producción con los datos de su vaciamiento. Esto quiere de- 
cir que el mecanismo de liberación del gas que se aplica a las muestras de fluidos 
para determinar los datos pVT, debe ser similar al del yacimiento. Usualmente, el 
mecanismo más representativo es la vaporización diferencial pues toma en cuenta 
los cambios que ocurren en la composición de los fluidos. Ahora bien, en el caso de 
yacimientos de petróleos volátiles, que dependen fundamentalmente de la presión, 
tales cambios se consideran despreciables. 
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5. La recuperación es independiente de la tasa. 
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6. Supone que la producción es totalmente una consecuencia de la liberación del gas 
en solución y de la expansión del gas liberado del petróleo y de una capa de gas ini- 
cial, cuando disminuye la presión del yacimiento. Esto incluye la hipótesis de que 
no hay inyección de fluidos, que el agua es inmóvil, que no hay producción ni en- 
trada de agua, y que el agua del yacimiento y la compresibilidad de la roca son muy 
pequeñas y se pueden despreciar. Nótese que esta suposición sólo es válida por 
debajo del punto de burbujeo y que estos efectos deben ser considerados por enci- 
ma del punto de burbujeo. 


7. No considera el factor geométrico del yacimiento, ya que resulta casi imposible de- 
terminar la distribución de los fluidos en la estructura o en los pozos, 


8. Requiere cierto grado de explotación del yacimiento a fin de disponer de suficien- 
tes datos de producción y de presión. 


9. Generalmente, tanto para yacimientos de gas seco como para yacimientos de pe- 
tróleo, el factor volumétrico del agua en la formación y la solubilidad (razón gas di- 
suelto-agua) se consideran iguales a la unidad y a cero, respectivamente. 


1.2. Derivación de la ecuación de balance de materiales 


La literatura sobre ingeniería de yacimientos contiene numerosos estudios sobre 
la forma general de la EBM”, pero en general todos están basados en la presentación 
original desarrollada por Schilthuis'. En su forma más simple la EBM está estructurada 
para mantener un balance de todos los materiales que entran, salen y se acumulan en un 
volumen de roca que contiene petróleo, agua y gas. Debido a que éste se considera cons- 
tante, la suma algebraica de los cambios de volumen (incluida la producción e inyección) 
del petróleo, el gas libre y el agua debe ser igual a cero. En otras palabras, la ecuación se 
deriva considerando un balance volumétrico del yacimiento que iguala lo que sale (pro- 
ducción acumulada) con la expansión que experimentan los fluidos como consecuencia 
de una caída de presión finita. 


Tal situación se muestra esquemáticamente en la Figura 8.1, donde (a) representa 
el volumen total de los fluidos а la presión inicial р; en un yacimiento con una capa ini- 
cial de gas, así como el volumen poroso de hidrocarburos del yacimiento (VPHC). La par- 
te (b) ilustra el efecto de reducir la presión en una cantidad Ap, lo cual ocasiona la ex- 
pansión de los fluidos en el yacimiento. El VPHC original se muestra también en esta par- 
te y está representado en la parte derecha de la figura por la línea sólida*. 
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Nótese que A representa el incremento del volumen ocasionado por la expansión 
del petróleo más el gas disuelto original; B el aumento debido a la expansión de la capa 
de gas inicial; y C, la disminución del VPHC debido a los efectos combinados de la expan- 
sión del agua connata en el yacimiento y de la reducción del volumen poroso. 


Si la producción total de petróleo y de gas observada en la superficie se expresa en 
términos del vaciamiento (D) que experimenta el yacimiento hasta alcanzar la presión p, 
entonces los cambios en volumen A + B + C, deben coincidir con el volumen total poroso 
VPHC. Por el contrario, los volúmenes А+В +С resultan de las expansiones que se produ- 
cen artificialmente en el yacimiento. En realidad, el cambio total del volumen poroso ocu- 
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Capa de gas 
mNB, (BY) 


— бр —» 


a) Volúmenes a la presión inicial b)A la presión reducida p 
Figura 8.1. Cambios de volumen en el yacimiento asociados con una caída de presión Ap 
(adaptada de раке“). 


радо por hidrocarburos, VPHC, es la suma de A + B + С, lo cual representa el volumen 
de fluidos que deben ser expulsados del yacimiento como fluidos producidos (D). 


El balance volumétrico en condiciones de yacimiento puede expresarse como: 


Vaciamiento expansión del petróleo + gas disuelto original (BY) + 
(fluidos producidos) = expansión de la capa de gas(BY)+ 
(BY) reducción del VPHC (BY) 


A. Expansión del petróleo y del gas disuelto original 
Este término encierra dos componentes: 


. Expansión del petróleo inicial. Se refiere a la diferencia entre el volumen NB, que 
ocupan en el yacimiento los barriles de petróleo a la presión p, y el volumen NB; 
que ocupan a la presión inicial p;. Así se tiene: 


N(B, — Во) (8.1) 


donde N es el petróleo que existe inicialmente en el yacimiento, BN; Boj, el factor 
volumétrico inicial del petróleo en la formación a la presión inicial р;, BY/BN; y, Bo, 
el factor volumétrico del petróleo en la formación a la presión p, BY/BN. 

2. Volumen ocupado por el gas en solución liberado. Es la diferencia entre el volumen 
de gas en solución NR ,; liberado durante la reducción de presión de p; a p, y el vo- 
lumen NR, que continúa disuelto a la presión p, expresados en BY, esto es: 


МЕК; — R,)Bg (8.2) 


— 
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donde R „ es la solubilidad del gas a la presión inicial del yacimiento, PCN/BN; R4, 
la solubilidad del gas a la presión p, PCN/BN y; B, , el factor volumétrico del gas en 
la formación а la presión р, BY/PCN. 


B. Expansión del gas de la capa de gas 
Este término se define mediante la siguiente ecuación: 


B, — Bo; 
сз (8.3) 
B 


gi 


mNBjj 


la cual incluye el volumen inicial de gas en la capa de gas y el volumen que ocupará a la 
presión reducida p. 


El volumen inicial de gas en la capa de gas viene dado por: 
mNBjj (8.4) 


siendo m un parámetro adimensional definido por el cociente entre el volumen de la 
capa de gas y el volumen de la zona de petróleo, es decir: 


a volumende gas enla capa de gas — GBgi 
volumen de petróleo inicial insitu МВ; 


(8.5) 


donde С es el volumen inicial del gas en la capa de gas, РСК; y Bg, el factor volumétrico 
del gas en la formación a la presión p;, BY/PCN. 


Por su parte, el volumen que ocupará este gas inicial a la presión reducida p, será 
igual a: 


Bg 
mNB, = (8.6) 
Ва 


donde B, es el factor volumétrico del gas en la formación a la presión actual p, BY/PCN. 


C. Cambio en el VPHC debido a la expansión del agua connata 
y a la reducción del volumen poroso 
El cambio total del volumen poroso de hidrocarburos debido a los efectos combi- 
nados de la expansión del agua connata y de la roca, puede expresarse como: 
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d(VPHC) = —dV,, + dV, (8.7) 
donde V, es el volumen poroso total у V,,, el volumen del agua connata. 
VPHC VPHC 
O sea: Wes y WE (Vp Sue =| Biwe 
1— Sw 1— Swe 


Si la ecuación 8.7 se expresa en términos де la reducción del volumen poroso, зе 
tiene: 


d(VPHC) = —(C yy Vw FC p Ур)Ар (8.8) 
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Como el VPHC, incluyendo la capa de gas, es: 
УРНС = (1+ MINB y; (8.9) 
Entonces, la reducción de este volumen puede expresarse como: 


Сони ЊЕ 
w?wc Lo - p) (8.10) 
1— Sc 


—d(VPHC) = (1+ mNBy | 

Esta reducción en el volumen poroso corresponde a una cantidad equivalente де 
fluidos producidos del yacimiento y, por lo tanto, debe añadirse a los términos de expan- 
sión de los fluidos. 


D. Vaciamiento del volumen poroso 


La producción de fluidos obtenida en la superficie durante la caída de presión Ap 
es Мр barriles normales de petróleo y N „R p pies cúbicos normales de gas. Cuando es- 
tos volúmenes se expresan en condiciones de yacimiento a la presión reducida p, el 
volumen de petróleo más el gas disuelto será N „Bo. En cuanto a la producción total de 
gas se sabe que, a esta presión p, el volumen de gas que estará disuelto en los barriles 
normales de petróleo producido será N5R;. Por lo tanto, el resto del gas producido, 
Мр(Кр — Ry)es el volumen total de gas liberado más el gas producido de la capa de gas 
durante la caída de presión Ap, el cual ocupará un volumen en el yacimiento 
N(R, — КоВ; a la presión reducida p. Por consiguiente, el término que representa la 
producción total de fluidos (D) es: 


Ny [B, +(Rp - ВВ, ] (8.11) 


Esto significa que al igualar el vaciamiento del volumen poroso (producción total 
de fluidos) con la suma de los cambios de volúmenes en el yacimiento dados por las 
ecuaciones 8.1, 8.2, 8.3 y 8.10, se obtiene la expresión general del balance de materiales: 


Ny [B, HR, - КоВ; |= 
(Bi By EU Беја B с Зи +C 
By иаи а ааа) lp |+ 
Ва B 1 


(We o Wp Ву (8.12) 


En tal ecuación el último término (We — W,)B,, es el volumen neto de agua que ha 
entrado al yacimiento, el cual se ha añadido a la parte derecha del balance ya que cual- 
quier entrada de fluido debe sacar del yacimiento una producción equivalente, con lo 
que aumenta el lado izquierdo de la ecuación en la misma cantidad. En este término de 
influjo, W, representa el volumen de agua proveniente de un acuífero que ha entrado al 
yacimiento y se ha acumulado, BN; W,,, el volumen acumulado de agua que ha sido pro- 
ducida del acuífero, BN; y Bọ, el factor volumétrico del agua en la formación, BY/BN. 


Dado que la presión del yacimiento declina como resultado de la producción de 
fluidos, en muchos casos se le mantiene o retarda la presión (energía) del yacimiento 
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mediante la inyección de agua y/o gas. Así, considerando la inyección de agua y/o gas en 
la ecuación general de balance de materiales, ecuación 8.12, y agrupando los términos 
resulta: 


мв, + (Rp - КоВ; |= 


B, — Boj) +(Ва = R,)B B ES 
8, |o Ва) (Кы КЫНЫ «t jene net а + 


Ol 
Boj gi 


(We — Wy By +(WinyBw +GinyBginy) (8.13) 
donde W;,, es el volumen acumulado de agua inyectada, BN; G;,,, el volumen acumula- 


do de gas inyectado, PCN; Bọ, el factor volumétrico del agua en la formación, BY/BN у 
B el factor volumétrico del gas inyectado en la formación, BY/PCN. 


giny! 
Despejando el petróleo original in situ (N) y agrupando los términos, se obtiene: 
N= N pBo + (Gp T МРК; )Bg = (Ие ~ WpBw )- GinyB giny T WinyBw (8.14) 
Bo Cod tC} | 
(Bo ~ Boi) (Ry = КоВ; EmB4|— “> |Ева 0+ m —— [Ар 
Ва 17 Зис 


donde N es el petróleo inicial en sitio, BN; G p, el gas acumulado producido, PCN; Му, el 
petróleo acumulado producido, BN; R „у, la solubilidad del gas a la presión inicial; m, la 
relación entre el volumen de gas de la capa de gas y el volumen de petróleo, BY/BY; B gj, 
el factor volumétrico del gas en la formación a la presión inicial, BY/PCN. 


El gas acumulado producido С , puede expresarse en términos de la relación gas- 
petróleo acumulada А, y del petróleo acumulado producido N ,; esto es: 


Gp = RyN, | (8.15) 
Combinando la ecuación 8.15 con la ecuación 8.14 resulta: 


M N p| Bo +(Rp — КоВ; ]— (We — ИрВи) – SinyBginy – WinyBw (8.16) 


B Сус t C 
(Bo = Boi) + (Ка — КВ; + тВо |22 a e Во + mE tE) 
gi wc 
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La ecuación 8.16 se conoce como ecuación general де balance de materiales 
(EBM). Una forma más conveniente de la EBM puede obtenerse introduciendo en la 
ecuación el concepto del factor volumétrico total de la formación, B,, el cual está defini- 
do por: 
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B, = Bo +(Ка – КВ; 


Al introducir B, dentro де la ecuación 8.16 y suponiendo que no existe inyección de 
fluidos, resulta: 
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N |B, +(R, - R,)9B, |- (We — W,B,, ) 
Nus А! t ? si E e 2 w (8.17) 
Char +с 
(В, — Bj) + тву; ES = e В (1+ {== 


gi we 


donde 5,,; es la saturación de agua inicial; R „, la relación gas-petróleo acumulada pro- 
ducida, PCN/BN; y Ap, el cambio en la presión volumétrica promedio del yacimiento, Ірс. 


2. Índices de empuje 


Los índices de empuje se definen en los yacimientos de petróleo para indicar la 
magnitud relativa de las diferentes fuerzas de energía presentes. Si se considera un yaci- 
miento con empuje combinado donde existen simultáneamente todos los mecanismos 
de empuje'^*'9 es conveniente determinarla para cada uno de ellos y su contribución a 
la producción. Por lo tanto, si se reordena la ecuación 8.17, resulta: 


(Bg x E + с | 
МтВ, S МВ + m) —— === p; - р) 
N(B, — By) | Ва We -W, Ву oi =S PiP _ 
+ + =1 (8.18) 
A A A A 

Con el parámetro A definido por: 
А= №, {в (Ер – R,)8,] (8.19) 
La ecuación 8.18 puede abreviarse y expresarse así: 
DDI + SDI + WDI + EDI = 1 (8.20) 


donde DD? es el índice de empuje por agotamiento; SDI, el índice de empuje por segrega- 
ción; WDI, el índice de empuje hidráulico; y EDI, el índice de empuje por expansión de la 
roca y de los fluidos debido al cambio de presión en el yacimiento. En esta ecuación si 
los índices de empuje no suman 1, significa que no se ha alcanzado la solución correcta 
del balance de materiales. 


Como puede observarse, los cuatro términos a la izquierda representan los princi- 
pales mecanismos de empuje debido a los cuales el petróleo puede ser recuperado de los 
yacimientos, los cuales se describen a continuación: 


2.1. Empuje por agotamiento (DDI) 


Es un mecanismo de recobro de petróleo donde la producción que proviene de la 
roca yacimiento se alcanza por la expansión del volumen original de petróleo con todo el 
gas disuelto. Matemáticamente, esto se expresa por el primer término de la ecuación 
8.18, es decir: 


DDI (8.21) 
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2.2. Empuje por segregación (SDI) 


También conocido como empuje de la capa de gas, es el mecanismo de recobro 
donde el desplazamiento del petróleo proveniente de la formación está acompañado por 
la expansión de la capa de gas. En la ecuación 8.18 aparece representado por el segundo 
término, de modo que: 

NmB y CE 
Bo; 


SDI = z E (8.22) 


2.3. Empuje hidráulico (WDI) 


Es el mecanismo de recobro donde el desplazamiento del petróleo está acompaña- 
do por el entrampamiento del agua dentro de la zona de petróleo, también conocido co- 
mo empuje por agua. En la ecuación 8.18 está representado por el tercer término, de 
modo que: 


We — WpBw 


WDI = (8.23) 


2.4. Empuje por expansión de la roca y de los fluidos (EDI) 


Es el principal mecanismo de recobro en yacimientos subsaturados sin influjo de 
agua. En la ecuación 8.18 aparece representado por el cuarto término: 


CwSy tC 
МВ, (1+ ДЕ јр - p) 
1=S wi 
EDI = A (8.24) 


Ahora bien, si todos los demás mecanismos intervienen en la producción del petró- 
leo y del gas del yacimiento, la contribución de EDI es despreciable. 


La Figura 8.2 muestra esquemáticamente los diferentes índices de empuje para un 
yacimiento con empuje combinado? ?. En el punto A algunos de los pozos estructu- 


1,2 
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1,0 


Índice de 
empuje 
por agotamiento 


0,8 


0,6 


Índice de 
empuje por 


Índices de empujes 


0,4 


02H 


0 


Producción acumulada de petróleo 
Figura 8.2. Índices de empuje en un yacimiento combinado (adaptado de Cole!?), 
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ralmente bajos son reparados para reducir la producción de agua, lo que origina un au- 
mento efectivo en el índice de empuje hidráulico. En el punto B, han finalizado las opera- 
ciones de reacondicionamiento de los pozos y las tasas de producción de agua, gas y pe- 
tróleo son relativamente estables, por lo que los índices de empuje no muestran cambios. 


En el punto C algunos de los pozos que han producido por bastante tiempo (sin 
mayores restricciones) y producen grandes volúmenes de agua se cierran, lo cual resulta 
en un incremento del índice hidráulico. Al mismo tiempo los pozos situados en la parte 
superior de la estructura, con alta relación gas-petróleo también se cierran y sus pro- 
ducciones se transfieren a los pozos más bajos, que producen a una relación gas-petró- 
leo normal. En el punto D el gas está siendo devuelto al yacimiento y el índice de empuje 
de la capa de gas aumenta. 


Como se observa, el índice de empuje del agua es relativamente constante, aunque 
al final disminuye un poco, mientras que el de agotamiento muestra siempre un marca- 
do descenso. Esto indica que las operaciones realizadas en el yacimiento han sido ећ- 
cientes, y si el Índice de agotamiento puede reducirse a cero, se podría esperar una bue- 
na recuperación. Por supuesto, para alcanzar esto se requeriría un completo manteni- 
miento de la presión del yacimiento, lo cual es generalmente difícil de lograr. Puede ob- 
servarse que la suma de los diferentes índices de empuje siempre es igual a uno. 


EJERCICIO 8. 1 


Un yacimiento con empuje combinado tiene 10 MMBN de petróleo inicial in situ. 
La relación entre el volumen de la capa de gas y el volumen de la zona de petróleo se es- 
tima en 0,25. La presión inicial del yacimiento es 3000 Ірса a 150*F. El yacimiento ha 
producido 1 MM BN de petróleo, 1100 MMPCN de gas y 50000 BN de agua hasta alcanzar 
una presión де 2800 Ipc. Se conocen además los siguientes datos рут: 


Factor volumétrico del petróleo en la formación, BY/BN 1,58 1,48 


Solubilidad del gas, PCN/BN 1040 | 850 
Factor volumétrico del gas en la formación, BY/PCN 0,00080 0,00092 
Factor volumétrico bifásico, BY/BN 1,58 1,655 
Factor volumétrico del agua en la formación, BY/BN 1,000 1,000 


Se conoce también: 

cy =100х 1076 Ipc^, су =15х1076 pc! y Swi = Swe =0,20 
Calcular: 

a) La entrada de agua acumulada en el yacimiento 


b) La entrada neta de agua 
C) Los índices de empuje а 2800 Ірс 
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Solución: 
a) La entrada de agua acumulada en el yacimiento 
* Paso 1: Calcular la relación gas-petróleo acumulada, R ;: 


_ 1100 x 10$ 


p == $m 1100 PCN/BN 
1х10 


Paso 2: Calcular W, a partir de la ecuación 8.17: 


B 
W, = м „в, +(Ro = Ка в, ]- ув, — By) + mBg РЕ e 
gi 


CwSmj + 


[o 
BQ + | f e| + Wo Bwp 


T ои 


000092 | 
1|+ 


w. = 106 [1655 + (1 100 — 1040)000092] — 107 | (1655 — 1,58) + 025(1,58 E 
E [ ( ) ] | )+025( оос. 
02(,5 х 109 


Jeo = жоо, + 50000 


1,580 + 025 


W. = 411281 BY (como el yacimiento posee capa de gas, se han considerado des- 
preciables су y Cw) 
b) Entrada neta de agua = W, — W,B,, = 411281- 50000 = 361281 BY 
с) Índices de empuje primarios a 2800 Ipc. 
• Paso 1: Calcular el parámetro usando la ecuación 8.19: 
А = 109 [1655 + (110 — 1040)0,00092] = 1 710 000,00 
e Paso 2: Calcular DD!, SDI, WDI, usando las ecuaciones 8.21-8.23, respectivamente: 


_ 10x105(,655— 1,58) 
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DDI = = 0,4385 
1710000,00 
6 

х 2 – 00008) / 00008 

e 10 x 109 (025) (1,58)(000092 — 0,0008) / О, – 03465 
1710000,00 

11281— 50000 

WDI = AMES ы. Ж 02112 


1710000,00 


• Paso 3: Calcular EDI: 
EDI 21— 0,4385 — 0,3465 — 02112 = 00038 
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Estos cálculos muestran que el 43,85% del recobro se obtuvo por empuje por ago- 
tamiento; 34,65%, por empuje de la capa de gas; 21,12%, por empuje de agua; y 0,38%, 
por la expansión de la roca y de los fluidos. El resultado muestra que la influencia del 
mecanismo de expansión es muy pequeña y puede despreciarse cuando existe una capa 
de gas o cuando la presión del yacimiento se encuentra por debajo del punto de burbu- 
jeo. Sin embargo, en yacimientos con una alta compresibilidad, como los de carbonatos 
de calcio y de arenas no consolidadas, la contribución de este mecanismo no debe igno- 
rarse aún a altas saturaciones de gas. 


EJERCICIO 8.2 


Se tiene un yacimiento con empuje combinado con una presión actual estimada en 
2500 Ipc. Se conocen además los siguientes datos рут: 


Presión del yacimiento, Ірс 


Factor volumétrico del petróleo, BY/BN 1,35 

Solubilidad del gas, PCN/BN 600 

Factor volumétrico del gas, BY/PCN 0,0011 

Compresibilidades del agua y de la formación, 1рс`! 0 0 
Factor volumétrico del agua, BY/BN 1,000 1,000 
Petróleo producido acumulado, MMBN 0 5 
Gas producido acumulado, MMMPCN 0 5,5 
Entrada de agua, MMBY 0 3 
Agua producida acumulada, MMBY 0 0,2 


Si los volúmenes brutos de las zonas de petróleo y gas son, respectivamente: 
100000 у 20000 acre-pie, calcular el petróleo inicial їп situ. 
Solución: 
• Paso 1: Se calcula m, suponiendo que ambas zonas tienen la misma porosidad y 
agua connata: 
20000 
т = == 
100000 


02 
e Paso 2: Se calcula la razón gas-petróleo acumulada, Rp: 


_ 55х10? 


Р. = 
P ^ 5x10f 


= 1100 PCN/BN 


* Paso 3: Se calcula N usando la ecuación 8.16: 


s 5 х109 [133 + 1100 — 500900015] - (3 х 106 — 02x10% )1,00 


00015 
(1,35 — 1,33) + (600 — 500)00015 + (0,2) aas _ 01 D ] 


= 3114 MMBN 
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3. Forma lineal de la ecuación de balance de materiales 


Havlena y Odeh?? desarrollaron una técnica para aplicar la EBM e interpretar los 
resultados, representándola de manera que resulte la ecuación de una línea recta. Con 
este fin, la ecuación 8.16,la expresaron de la siguiente manera: 


м.в, HR) - КоВ; Ј+ w,5, = MiB, – Ва) t – КоВ, |+ 


B Cu Sw; +С 
mNB,; | —- — 1|- NAH my ЕЕ Ар 
Ва — Зи 
+We + WinyBw + бруВату (8.25) 


en la cual se pueden identificar los siguientes términos: 


N BET (Кур - КоВ; ] , producción total acumulada de petróleo y gas 
• (И. — W,B,, ), entrada neta de agua que queda retenida en el yacimiento 


: (Суув giny + Winy 


presión en el yacimiento 
B g P 
• ¡mBoa | -—1||, expansión neta de la capa de gas que ocurre cuando se han pro- 
gi 
ducido №, barriles normales de petróleo (expresados en BY/BN del petróleo origi- 
nal in situ). 


Bw ), inyección acumulada de fluidos debido al mantenimiento de 


Posteriormente, la simplificaron así: 
F= МЕ, t mEg ЂЕ ју ) +(W, + WinyBw t GinyB giny) 


Si se considera que no existe mantenimiento de presión ni por agua ni por gas, la 
ecuación anterior se reduce a: 


Е = МЕ +ME¿ ТЕ 5 y)+W (8.26) 
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en la cual los términos Р, Eo, Eg y E „ se definen así: 


• Frepresenta los volúmenes acumulados de fluidos que han salido del yacimiento 
durante la caída de presión Ap: 
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F=Np[B, +(Rp – КоВ; |+ WpBw (8.27) 


Este término también puede expresarse en función del factor volumétrico bifásico 
en la formación B,. De este modo: 


F = N |B; +(Вр - Rsi )Bg |+ WpBw (8.28) 


• E, describe la expansión del petróleo y del gas originalmente en solución у se pre- 


senta en términos del factor volumétrico del petróleo en la formación de la siguien- 
te manera: 
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Е = (Bo — Ву ) + (Ка – КоВ; (8.29) 
O, si se expresa en función de В;: 
E = B, — By (8.30) 


* E, representa la expansión del gas de la capa de gas y se define por: 


Bg 
Eg = Во [22-1 (8.31) 
gi | 
O bien, en función del factor volumétrico bifásico en la formación (en este caso 
By = Ву): 
В; 
Бр = Вуј--=-==1 (8.32) 


• Es y representa la expansión del agua inicial o agua connata (Sw; = Swe) y la re- 


ducción en el volumen poroso, y viene dada por: 
СуЗи tC 
Еру = 1+ mBo е (8.33) 


Usando estos términos, expresaron la ecuación de balance de materiales еп forma 
lineal del siguiente modo: 


F=N(E, * mE, +E5)+Wo¿By | (8.34) 


Havlena у Odeh?? demostraron que existen varias posibilidades al representar grá- 
ficamente la ecuación 8.34 como una línea recta. Por ejemplo, en el caso de un yaci- 
miento donde no exista capa de gas inicial (т = 0) о no ocurra entrada de agua (W, = 0), 
y si se consideran, además, las compresibilidades de agua y de la formación muy peque- 
fias (с, = Oy cy = 0), la ecuación 8.34 se reduce а: 


Е = NE, (8.35) 


La expresión anterior indica que un gráfico del parámetro F en función del término 
de expansión del petróleo E,, originará una línea recta con una pendiente N y el inter- 
cepto igual a cero. 


4. La EBM como una línea recta en los yacimientos 
de petróleo 


El método de solución de la línea recta requiere la construcción de un gráfico con un 
número de variables que dependen del mecanismo bajo el cual se está produciendo el ya- 
cimiento$?15-17. El punto más importante de este método se relaciona con el significado 
que pueden tener los puntos representados, la dirección en la cual se ubican y la forma 
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que toman al final; es decir, la aproximación a una línea recta en el gráfico es importante, 
ya que si se desvía es porque existe una razón para ello. Esta última observación le propor- 
ciona al ingeniero datos muy importantes para determinar las siguientes incógnitas: 


• Petróleo inicial їп situ, М 
• Tamaño de la capa de gas, т 
* Entrada de agua, We 


* Mecanismo de empuje 


A continuación se detalla el uso de este método^5*'!? para determinar las incógni- 


tas №, m y W, para los diferentes tipos de yacimientos y los mecanismos de empuje pre- 
sentes. 


4.1. Yacimientos de petróleo subsaturado 


Suponiendo que no existe inyección de fluidos al yacimiento, la forma lineal de la 
EBM como se expresa en la ecuación 8.34 es: 


F = МЕ + mE, +E 1) +W 


Dependiendo de las condiciones impuestas, en esta ecuación pueden desaparecer 
varios términos asociados al mecanismo de empuje del yacimiento. Así por ejemplo, las 
condiciones asociadas para un yacimiento volumétrico y subsaturado son las siguientes: 


• W, = 0, pues el yacimiento es volumétrico 


* m = 0, porque el yacimiento es subsaturado 
e Rs = Ка = К, puesto que todo el gas producido se encuentra disuelto en el petróleo 


Aplicando estas condiciones a la ecuación 8.34, resulta: 
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"SVLIAW d SV100V933W 13 ма 'оомула ONICVOO 13 HOd YVLNNO3SA чолу 'волопаома 50810 А 3183 *80AVIN TY O 1VL3G ту SVHdWOO мама 


F = МЕ, ТЕ ји) | (8.35) 
O bien: 
Ni а (8.36) 
Ey HE ји 
F = NpBo + WpBw (8.37) 
E, = Bo В (8.38) 
CwSy +С 
Efw = Boi Еа (8.39) 
wi 


con Ap = р; — р,; donde N es el petróleo inicial in situ, BN; p;, la presión inicial del yaci- 
miento; y p,, la presión volumétrica promedio del yacimiento. 

Cuando se descubre un nuevo yacimiento, uno de los principales retos del ingenie- 
ro de yacimientos es determinar si puede clasificarse como un yacimiento volumétrico, 
esto es, W, = 0. La forma clásica para resolver esta incógnita es ensamblar todos los da- 
tos de producción, presión y pVT que se requieren para evaluar la parte derecha de la 
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para cada presión y tiempo de observación se re- 
Eo Eg 


presenta gráficamente en función del petróleo acumulado que se ha producido №, (o en 
función del tiempo), como se muestra en la Figura 8.3. 


раке!“ sugirió que este gráfico puede tomar dos formas diferentes, las cuales son: 


Todos los puntos calculados de caen en una línea recta horizontal y 


Eo +Efw 
están representados por la línea A en la Figura 8.3, la cual significa que el yaci- 
miento puede ser clasificado como volumétrico. Esto describe un yacimiento que 
produce únicamente por agotamiento y cuya energía viene solamente de la expan- 
sión de la roca, del agua connata y del petróleo. Además, la ordenada del gráfico 
determina el petróleo inicial in situ М. 


a А me F 
• Alternativamente, si los valores calculados del término | ————— | aumentan, 


о ЖЕ 


сото se muestra en la Figura 8.3 en las curvas В у С, esto indica un aumento де la 
energía en el yacimiento por intrusión de agua, compactación anormal de los po- 
ros o por la combinación de ambos. La curva C de la Figura 8.3 puede representar 
un yacimiento con un fuerte empuje de agua donde el acuífero actúa con un com- 
portamiento infinito, mientras que B podría ser un acuífero que ha alcanzado el lí- 
mite exterior y que se agota al mismo tiempo que el yacimiento. La tendencia hacia 
abajo en los puntos de la curva B, a medida que aumenta el tiempo, indica el grado 
de disminución de la energía ocasionada por el acuífero. 


раке!“ señaló que en un yacimiento con empuje de agua, la forma de la curva, esto 


es, | —==— |vs. tiempo, depende altamente de la tasa de producción. Por ejemplo, si 
Eo tEfw 
el yacimiento está produciendo a una tasa mayor que la tasa de intrusión de agua, los 
valores calculados de 
F icu 
disminuirán, reve- 
Eo ЖЕ fu 


lando una falta де energía causa- 
da por el acuífero, mientras que 
si la tasa decrece, sucede lo con- 
trario y los puntos se elevarán. 


Similarmente, la ecuación 
8.35 puede usarse para verificar 
las características del mecanis- 
mo de empuje del yacimiento y 
para determinar el petróleo ini- 
cial in situ. Un gráfico de los flui- 


Мр o Tiempo ———» 


Figura 8.3. Clasificación del yacimiento (tomada de Аћтед). 
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dos producidos F versus el térmi- 
no de expansión (E, +E fw ) dará 
como resultado una línea recta 
que pasa a través del origen sien- 
do N la pendiente. Es importante 
señalar que el origen es un punto 
necesario, por cuanto es un punto 
fijo que sirve para guiar el gráfico 
de la línea recta, como se muestra 
en la Figura 8.4. 


pendiente = М 


La interpretación de esta 
técnica es muy útil ya que se espe- 


E+E ra una relación lineal para el yaci- 
о “fw Е : А 
miento у, sin embargo, si la trama 
Figura 8.4. Fluidos producidos versus (Ey + E ү yy). resulta no ser lineal, entonces esta 


desviación puede ser un diagnós- 
tico para la determinación de los mecanismos actuales en el yacimiento. 


Una recta en el gráfico de los fluidos producidos F versus (E, + E ју) indica que el 
campo está produciendo bajo un comportamiento volumétrico, esto es, no hay entrada 
de agua y estrictamente su producción se debe al agotamiento de la presión y a la expan- 
sión de los fluidos. Por otro lado, una trama no lineal indica que el yacimiento debe ser 
caracterizado como un yacimiento de empuje por agua. 


EJERCICIO 8.3 


Se tienen los siguientes datos pVT y de producción de un yacimiento volumétrico 
subsaturado: 


шог'уеипоц ооивјдолеобје / ООМУЛЯ ОЫІГУОО TVIDIASA NOIDIOZ 0102 O LHOIHAdOO 
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3680 2 1,3104 20,481 0 
3676 2 1,3104 34,750 0 
3667 3 1,3105 78,557 0 
3664 4 1,3105 101,846 0 
3640 19 1,3109 215,681 0 
3605 25 1,3116 364,613 0 
3567 36 1,3122 542,985 0,159 
3515 48 1,3128 841,591 0,805 
3448 59 1,3130 1273,530 2,579 
3360 59 1,3150 1691,887 5,008 
3275 61 1.3160 2127,077 6,500 
3188 61 1,3170 2575,330 8,000 
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Se tienen, además, los siguientes datos: 


Petróleo original del yacimiento, ММВМ................ 270,6 
Presión inicial, IPC ..... зу уз жуа кж ...... 3685 
Saturación de agua inicial, %......................... 24 

Presión de burbujeo, 1рс............................. 1500 
Factor volumétrico del agua en la formación, BY/BN ...... 1 
Compresibilidad de la formación, Ipc! ................. 4,95 x 107 
Compresibilidad del авџа,Лрс!....................... 3,62 x 10% 


Calcular el petróleo inicial usando la ЕВМ у comparar con el valor de estimado vo- 
lumétricamente. 
Solución: 
e Paso 1: Se calcula la expansión del agua inicial y la reducción en el volumen poroso 
usando la ecuación 8.39: 
362Xx107%(024) + 495x1076 
1- 024 


Ејми = 13102 Ар = 10Х 1079 (3685 – P, ) 


• Paso 2: Se construye la siguiente tabla: 


A 

0 0 E 
3680 26,84 0,0002 5 50 x 10% 0,00025 
3676 45,54 0,0002 9 90 x 10% 0,00029 
3667 102,95 0,0003 18 180 x 10% 0,00048 
3664 133.47 0,0003 21 210 x 10% 0,00051 
3640 282,74 0,0007 45 450 x 10% 0,00115 
3605 478,23 0,0014 80 800 x 107 0,00220 
3567 712,66 0,0020 118 1180 x 10% 0,00318 
3515 1105,65 0,0026 170 1700 x 10 0,00430 
3448 1674,72 0,0028 237 2370 x 10 5 0,00517 
3360 2229,84 0,0048 325 3250 x 10% 0,00805 
3275 2805,73 0,0058 410 4100 x 107 0,00990 
3188 3399,71 0,0068 497 4970 x 10% 0,01170 


* Paso 3: Se construye el gráfico de F vs (Е, +E y w) en escala cartesiana, como se 
muestra en la Figura 8.5. 


* Paso 4: Se traza la mejor línea recta a través de los puntos y se determina la pen- 
diente, la cual resulta ser: N 2 257 MMBN. 

Al comparar este resultado (257 MMBN) con el obtenido volumétricamente (270,6 

MMBN,, se observa que el valor obtenido del balance de materiales es menor que el vo- 

lumétrico, io cual puede deberse a petróleo atrapado en regiones no drenadas o a regio- 
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М = 257 MMBN 


Est Er, 


Figura 8.5. Gráfico de F vs (Eo + E f уу). 


nes en el yacimiento de baja permeabilidad. El valor obtenido de la EBM se conoce como 
petróleo efectivo o activo inicialmente in situ. 


4.2. Yacimientos volumétricos de petróleo saturado 


Un yacimiento de petróleo que originalmente existe a su presión de burbujeo se 
denomina yacimiento de petróleo saturado. En este caso, el principal mecanismo de em- 
puje proviene de la liberación y expansión del gas a medida que la presión cae por debajo 
del punto de burbujeo. La ünica incógnita en este tipo de yacimiento es el petróleo inicial 
in situ, №. Suponiendo que el término de expansión E f w es despreciable еп compara- 
ción con el término de expansión del gas en solución. Luego, la ecuación 8.34 puede 
simplificarse así: 


Е = NE, (8.40) 


donde el término de producción de los fluidos F у el de expansión del petróleo E, han 
sido definidos previamente por las ecuaciones 8.27 y 8.29 o por las 8.28 y 8.30, de la si- 
guiente manera: 


СиЗу t Cy 
F = N |B; +R, - КоВ; |+WpBw; E fw = Во I= S Ap 
wi 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0102 © LHOIHAdOO 


Eo = В, — Bj 


»0H93830 пі 39/X3 тузмгилпо онозыза мп ONIS ауазіаоча за VIAHOd умп 53 ON чоту за онозыза 73, 'VIONILYJAGY 
'SVLIAVId SV100V233W 13 ма 'оомула ошгуоо 13 YOd YYLNN9JYd YOAV “SOLINAOSA 50810 А 3183 *80AVIN ПУ О 1VL3G TV SVHdWOO мама 


La ecuación 8.40 indica que un 
gráfico de la producción de fluidos F 
como una función del término de ex- 
pansión E, dará como resultado una ғ 
línea recta que pasa por el origen con 
una pendiente N, tal como se muestra 
en la Figura 8.6. 


pendiente = М 


Esta simple relación lineal es la 
que se espera para el yacimiento; sin 


embargo, si al unir los puntos el traza- Е, 
Figura 8.6. Fluidos producidos versus Ej. 
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do hubiese resultado ser no lineal, esta desviación serviría para diagnosticar los meca- 
nismos de empuje actuales en el yacimiento, como por ejemplo, una entrada de agua 
inesperada que tiende a mantener la presión. 


4.3. Yacimientos con empuje de la capa de gas 


En un yacimiento donde la expansión de la capa de gas es el principal mecanismo 
de empuje, y si se consideran despreciables la entrada de agua y el efecto de las compre- 
sibilidades del agua y de los poros, el balance de materiales de acuerdo con Havlena y 
Odeh?*, puede expresarse así: 


F = МЕ, + mEg) (8.41) 
donde E, está definido por Іа ecuación 8.31 сото: 


B 
5 

E, = By|—--1 
8 E 


La forma de usar la ecuación 8.41 depende del nümero de incógnitas que tenga. 
Existen tres posibilidades: 


* Nose conoce N y m es conocido 
* No se conoce m y N es conocido 
• Se desconocen Ny m 


A continuación se presenta la aplicación de la ecuación 8.41 para calcular estas 
tres incógnitas: 


* No se conoce N y m es cono- 
cido. En este caso la ecuación 
8.41 indica que un gráfico de F 
versus (Ey +тЕ.) en escala 
cartesiana dará como resultado 
una línea recta a través del ori- 
gen y cuya pendiente es N, como 
se muestra en la Figura 8.7. Al 
construir el gráfico, los fluidos 
producidos se calculan a partir 
de la historia de producción del 
yacimiento en varios tiempos y 
en función de N, y R p. En consecuencia, se concluye que N es igual a la pendiente. 


pendiente = М 


Eg + MEg 
Figura 8.7. Fluidos producidos F versus (Ey + ME g). 


• No se conoce т y N es conocido. En este caso la ecuación 8.41 puede arreglarse 
de la siguiente forma para dar una línea recta: 


(8.42) 


478 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


De acuerdo con esta relación, al re- 


Р F 
presentar gráficamente (Е =E; | мег- 
N 


sus Е„ se producirá una línea recta 
con pendiente m. Una ventaja de esta 
expresión es que la línea recta pasa a 
través del origen, lo cual sirve de con- 
trol, como se muestra en la Figura 8.8. 
Se concluye, entonces, que m es la 
E pendiente. 


zim 


pendiente = m 


Figura 8.8. Gráfico de (5 - 3 versus Eg. 


* Sedesconocen N y m. Cuando no se co- 
nocen ni N ni m, la ecuación 8.41 puede 
arreglarse de la siguiente manera: 


F E 
—=N+ ES (8.43) 
E E 


o o F/Eo 


pendiente = mN 


| F Eg " 
Un gráfico de | — |versus | —- | dará una 
Eo Е, 
línea recta cuyo intercepto es N y la pen- 
diente es mN. Este gráfico se ilustra en la 
Figura 8.9. En este caso se concluye que N 
es el intercepto; mN, la pendiente y, m es 


igual a la pendiente/intercepto. Figura 8.9. Gráfico de ES versus 
о 


Ey/ Eo 


Es | 
Eo! 


EJERCICIO 8.4. 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0:02 O LHOIHAdOO 


Los datos pVT y la historia de producción de un yacimiento con capa de gas зе dan 
a continuación: 


»0H93830 пі 39/X3 тузмгилпо онозыза мп ONIS GVaaldOsid за VIAHOd умп 53 ON чоту за онозыза та 'VIONILYJAGY 
"SVLIAW d SV100V233W 13 ма 'оомула ошгуоо 13 YOd YVLNNO3SA YOAVA “SOLINAOSA 50810 А 3183 *80AVIN TY O луїза ту SVHdWOO мама 


FEE: J : X) | (MPE (BY/B : (BY/PCN) 
5/1/89 4415 " а 1,6291 0,00077 
1/1/91 3875 492,5 751,3 1,6839 0,00079 
1/1/92 3315 1015,7 2409,6 1,7835 0,00087 
1/1/93 2845 1322,5 3901,6 1,9110 0,00099 


La solubilidad del gas inicial es de 975 PCN/BN. Estimar el petróleo y el gas inicial 
in situ. 
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Solución: 


* Paso 1: Se calcula la relación gas-petróleo producida acumulada, А: 


Gp 
(МРСК) 
4415 я 
3875 751,3 
3315 2409,6 
2845 3901,.6 


Paso 2: Se calcula F, E, y Eg: 


3875 2,04 х 106 0,0548 
3315 8,77 х 106 0,1540 
2845 17,05 x 10% 0,2820 


Paso 3: Se calcula (F / Eo)y (Eg / Eo: 


p.c 
(ipd > | 
3875 3,72 x 107 
3315 5,69 x 107 
2845 6,00 x 107 


Paso 4: Se representa en un gráfico (F / Eg)vs. (E 2 / Е) como se muestra en la Fi- 
gura 8.10, de donde se obtiene: 
~ N = 9 MMBN (el intercepto) 
– MN = 3x 107 (la pendiente) 
7,00Е+07 


6,002+07 


5,00Е+07 


4,00E+07 
F/Eo 


mN = 3,1х107 


3,00Е+07 


2,00Е+07 


1,00Е+07 


0,00Е+07 
0 9,2 0,4 0,5 0,8 1 1,2 14 16 18 


Eg! Eo 


Figura 8.10. Cálculo de N y m. 
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• Paso 5: Se calcula m: 


31x10* 
тет 3,44 
9x10 


* Paso 6: Se calcula el gas inicial in situ, G: 


т= 2 luego: 
NB oj 
,44)(9 x10%)(1,6291 
cal RAO UP ) – 66 MMMPCN 


000077 


4.4. Yacimientos con empuje de agua 


En un yacimiento con empuje de agua, identificar el tipo de acuífero y sus caracte- 
rísticas y propiedades es quizás el mayor desafío al conducir un estudio de yacimientos. 
Por otra parte, si no se tiene una descripción apropiada del acuífero no se puede realizar 
un pronóstico del comportamiento futuro ni su evaluación económica. 


La EBM puede expresarse así: 
F = NE, + mE, ТЕ ју) tW. 


Dake‘ señaló que el término E f,» Puede ignorarse en un yacimiento con empuje 
de agua debido a que se pueden despreciar las compresibilidades del agua y de los poros 
por ser muy pequeñas y, además, porque como la intrusión de agua mantiene la presión, 
entonces el término Ap que aparece en E y ,, también se hace pequeño y, en consecuen- 
cia, se puede eliminar de la ecuación. Por lo tanto: 


Е = МЕ, +mE¿)+W, (8.44) 


Si, adicionalmente, el yacimiento no tiene una capa de gas, entonces la ecuación 
8.44 se reduce a: 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIOIO3 0L0Z O LHOIHAdOO 


Е = NE, +W, (8.45) 


раке“ también señala que al usar las dos ecuaciones anteriores de manera que 
coincidan con la historia de producción y de presiones del yacimiento, la gran incerti- 
dumbre es siempre la determinación del influjo de agua И, . De hecho, el cálculo de We 
exige un modelo matemático que se base en el conocimiento de las propiedades del 
acuífero, las cuales se desconocen y no son fáciles de determinar. 


»0H93830 пі 39/X3 "IV8NITINO онозыза мп ONIS GVaaldOsid за VIAHOd умп 53 ON молу за онозыза та момајмалау 
"SVLIAV d SV100V233W 13 ма 'оомула OYIFVOO 13 HOd YVLNNO38A YOAVA “SOLINAOSA 50810 А 3183 *80AVIN ПУ O луїза ту SVHdWOO мама 


Para el caso de un yacimiento con empuje de agua sin capa de gas, la ecuación 8.45 
puede arreglarse así: 


ES Е 5 (8.46) 
Eg Е, 
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A continuación, se presentan varios modelos de influjo de agua aplicables ala EBM 
tal como son presentados por Ahmed, los cuales en conexión con la ecuación 8.46 per- 
miten estimar Му ИЛ: 


• Modelo de acuífero con geometría definida 
* Modelo de Schilthuis de flujo continuo 
* Modelo de van Everdingen y Hurst 


4.4.1. Modelo de acuífero con geometría definida 
(The Pot Aquifer Model) 

Este modelo es el más sencillo para estimar la intrusión de agua en un yacimiento 
de gas o de petróleo y se basa en la definición de compresibilidad. Como se sabe, una 
caída de presión en el yacimiento ocasionada por la producción de los fluidos causa una 
expansión en el agua del acuífero, la cual fluye hacia el yacimiento. La compresibilidad 
se define matemáticamente por: 


dW. амр ам dw, 


= —6 = В +(RGP- К,) — — B, +—=В 8.47 
= а оа аг ШЕШ. men 
O bien: 

AV = cV Ap (8.48) 


Aplicando al acuífero esta definición básica de compresibilidad, se tiene: 

Influjo de agua= (compresibilidad del acuífero) (volumen inicial de agua) (caída 
de presión) 

O bien: 

We = (Cw * c go W;(p; — p) (8.49) 
donde W, , es la intrusión de agua acumulada, BY; c,,, la compresibilidad del agua del 
acuífero, Ipc}; Ср, la compresibilidad де la roca del acuífero, Ipe”; и; el volumen inicial 
de agua en el acuífero, BY; p;, la presión inicial del yacimiento, 1рс; y p, la presión actual 
del yacimiento, lpc. 

El cálculo del volumen inicial de agua en el acuífero requiere conocer las propieda- 


des y dimensiones de este ültimo, las cuales se miden raramente. Por ello, si se supone 
que el acuífero tiene forma radial, entonces: 


[mtra — re )hó 
"i -| 5615 10.50) 


donde r, es el radio del acuífero, pies; r., el radio del yacimiento, pies; h, el espesor del 
acuífero, pies; ф, la porosidad del acuífero. 

La ecuación 8.50 sugiere que la intrusión de agua ocurre en forma radial y en todas 
las direcciones. Sin embargo, no siempre es así, ya que ni el agua entra en todas las di- 
recciones del yacimiento ni el yacimiento es circular. Por lo tanto, para tomar en cuenta 
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estos casos, se debe modificar la ecuación 8.49 de manera que se describa el tipo de flu- 
jo. La modificación más sencilla consiste en incluir una fracción del ángulo de entrada, 
como se ilustra en la Figura 8.11, de manera que: 


We = (Cw +С; )f W; (р; - р) (8.51) 
donde f'es la fracción del ángulo de intrusión 0 y se calcula por: 


. ángulodeintrusión _ 0 
360? 360* 


(8.52) 


Este modelo sólo es aplicable a acuíferos pequenos cuyas dimensiones sean de la 
misma magnitud que las del yacimiento. De acuerdo con Dake*, cuando esto sucede, 
una caída de presión en el yacimiento se transmite instantáneamente en el sistema acuí- 
fero-yacimiento. Por ello sugiere que en acuíferos grandes se utilice un modelo matemá- 
tico que incluya el tiempo, para poder conocer el tiempo de respuesta del acuífero a los 
cambios de presión en el yacimiento. 


Acuifero 


EJERCICIO 8.5 


Yacimiento 
ге Calcule la intrusión de agua acumu- 
lada en un yacimiento cuando ocurre una 
caída de presión de 200 Ipc en el contacto 
agua-petróleo con un ángulo de intrusión 
de 80“. El sistema acuífero-yacimiento tie- 


ne las siguientes propiedades: 


Figura 8.11. Geometría radial considerada 
para el acuifero. 
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i | | | Yacimiento = : Acuífero ` 
Radio, pies 2600 10.000,00 
Porosidad, fracción 0,18 0,12 
Compresibilidad de la formación, lpc” 4 x 10% 3x 10% 
Compresibilidad del agua, lpc” 5 x 10% 4 x 107 
Espesor, pies 20 25 
Solución: 


* Paso 1: Calcular el volumen inicial de agua en el acuífero usando la ecuación 8.50 
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л(100002 — 2600? )(25)(012) 
w; = CET = 156,5 MMBY 


• Paso 2: Calcular la intrusión de agua acumulada aplicando la ecuación 8.51: 
=6 6. / 80 
We = (4+ 3)х107°)(156,5 X10 к; (200) = 48689 ВУ 


Muchas veces las propiedades del acuífero Си, c p, h, гр y 9 no se conocen, por ello 
es conveniente combinarlas y tratarlas como una incógnita K. Así, la ecuación 8.51 pue- 
de escribirse también como: 


W, = KAp (8.53) 


Combinando la ecuación 8.53 con 
la ecuación 8.46 resulta: | 


о о 


Da e (8.54) 5 
Е Е 


La ecuación 8.54 representa la so- 
lución lineal de la EBM para este modelo F/Ep pendiente = K 
de acuífero y muestra que un gráfico de 


F A 
— en función de | => producirá una lí-. 
Eo Е, 

nea recta con intercepto Му pendiente К, 
tal como se presenta en la Figura 8.12. 


Ap/Es 


" А Е s Ap 
4.4.2. Modelo de flujo Figura 8.12. Gráfico de | E | en función де | E | : 


о 
continuo en la EBM 


El modelo de flujo continuo para un acuífero propuesto en 1936 por Schilthuis' 
está representado por la siguiente ecuación: 


t 
We = Cf (p; ~ prat (8.55) 
0 
donde W, es el influjo acumulado de agua, BY; C, la constante de intrusión de agua, 


BY/día/lpc; t, el tiempo en días; р;, la presión inicial del yacimiento, 1рс; y p, la presión en 
el contacto agua-petróleo al tiempo t, 1рс. 


Combinando la ecuación 8.55 con la ecuación 8.46, resulta: 
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F 
— = N +C === (8.56) 
E E 


pendiente = C 


| F 
Al representar gráficamente ES en fun- 
о 


t 
Је, - prat 
ción de RF Rue resulta una línea recta, 
о 
como se muestra en la Figura 8.13, еп la cual ] (p, – p)dt/ E, 
el intercepto representa el petróleo original in 
situ, N, y la pendiente C, la entrada de agua al 
yacimiento. 


Figura 8.13. Determinación gráfica de N y C. 


4.4.3. Modelo de flujo no continuo en la EBM 


Este modelo fue propuesto por van Everdingen y Hurst’? y se expresa matemática- 
mente por la siguiente ecuación: 

и, = BY дри, | (8.57) 

соп 

B = 1119фсүгҺ/ (8.58) 


donde B es la constante de intrusión de agua, ВҮЛрс; y Ap la disminución de presión, Ірс. 

van Everdingen y Hurst’? introdujeron el término adimensional de intrusión de 
agua Ур, el cual es función del tiempo adimensional tp y del radio adimensional ry, 
que vienen dados por las siguientes ecuaciones: 
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= kt 
tp = 6328x102 — —— (8.59) 
Фи y Ci Te 
Fa 
= 4 8.60 
Гр " (8.60) 
Ср = Су Cy (8.61) 


donde t es el tiempo en días; К, la permeabilidad del acuífero, md; ф, la porosidad del 
acuífero; uw, la viscosidad del agua en el acuífero, cp; r4, radio del acuífero, pies; r,, ra- 
dio del yacimiento, pies; y cw, la compresibilidad del agua, Ipc !. 


Combinando la ecuación 8.57 con la ecuación 8.46, se obtiene: 
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Е 
—=N+B (8.62) 
E 


о 


У Ари 
Eg 


E] procedimiento para resolver la ecuación 8.62 es el siguiente: 


Paso 1: A partir de la historia de producción y de presiones del yacimiento, se cal- 
cula la producción de los fluidos F y el término de expansión del petróleo, E,. 


Paso 2: Se supone una configuración del acuífero, esto es: lineal o radial. 


Paso 3: Se supone el radio del acuífero r, y se calcula el radio adimensional г. 


j F M Y Ари 
Paso 4: Se construye un gráfico de en función de MER 


о о 


en escala саг- 


tesiana. Si los datos supuestos son correctos, el gráfico debe representar una lí- 

nea recta cuyo intercepto será el petróleo original in situ, N, y la pendiente, la 

constante B de intrusión de agua, tal como se muestra en la Figura 8.14. Obsérve- 
se que pueden resultar cuatro gráficos diferentes, cada uno de los cuales indica lo 
siguiente: 

- Completa dispersión al azar de 
los puntos: los cálculos o los da- 
ios básicos usados son erró- 
neos. 


– Una línea curvada hacia arriba: el 
radio del acuífero supuesto es de- 
masiado pequefio. 

– Una línea curvada hacia abajo: el 
radio del acuífero elegido es de- 
masiado grande. 


- Una línea en forma de S: se ob- _ 
tendrá un MEJOR ajuste 51 Se Su- Figura 8.14. Gráfico de Намепа y Odeh?? 
pone que la intrusión de agua es para determinar características del acuífero. 
lineal. 


EJERCICIO 8.6 


A continuación se presentan algunos parámetros del balance de materiales realiza- 


do en un yacimiento saturado: 


P Е у РА = 
3500 , - 
3488 204 х 109 0,0548 
3162 8,77 х 106 0,1540 
2782 17,05x 106 0,2820 
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Se desea estimar el petróleo inicial in situ, suponiendo que las compresibilidades 
de la roca y del agua son despreciables. 


Solución: 

• Paso 1: Lo más importante al comenzar a resolver el problema es asegurarse de 
que no existe entrada de agua al yacimiento. Para ello, se supone que el yacimiento 
es volumétrico y se calcula N mediante la ecuación 8.40 y usando los datos de pro- 


- F 
ducción, esto es: N 2 — 
Es 


E 


204х105 
8,77 х 106 
1705x109 


* Paso 2: Los cálculos muestran 
que los valores calculados del 
petróleo | inicial aumentan, 
como se observa también en la 
Figura 8.15. Esto indica que 
existe un empuje de agua en el 
yacimiento debido a una intru- 
sión de agua. 


* Paso 3: Se toma el modelo más 
simple para representar la in- 


trusión de agua usando ја Tiempo, dias 
ecuacion 8.54, 9 Sed Figura 8.15. Gráfico para identificar la existencia 
F A de intrusión de agua. 
E =N+ Ad У 
о о 
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am F Ap ER 
* Paso 4: Se calculan los términos: ES y | y se construye la siguiente tabla: 


204х106 0,0548 37,23 х 106 219,0 


8,77 Х 106 0,1540 56,95 x 106 2194,8 
1705x106 0,2820 60,46 x 10% 2546 
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• Paso 5: Se construye el gráfi- 

co de ES vs |22) сото ѕе 
о [4] 

muestra en la Figura 8.16 y 
se determinan el intercepto y 
la pendiente, dando como 
resultado М = 35 MMBN y 
K = 9983. 


1500 
Ap/Eo 


2000 2500 


F A 
Figura 8.16. Gráfico de — vs —. 
o Бо 


5. Modelo de Tracy en la EBM 


En 1955, Tracy! simplificó la ecuación general de balance de materiales 8.16 consi- 
derando despreciables las compresibilidades del agua y de la formación: 


N ¿Bo * (Gy - №,К,)В, — (We — ИВ) 
N= Pe p ph^siPg e > и (8.63) 
(Bo — Во) + (Rsi — ВВ, + тв, | -> -1 


Luego, tomando en cuenta cada fluido, agrupó la relación anterior así: 
Ме N,9, +6,Ф,; +(W,B,, — W¿JO,, (8.64) 


donde Ф, son funciones pVT del petróleo; Ф, , funciones pVT del gas; y D,,, funciones 
pVT del agua, las cuales se definen de la siguiente manera: 


Bo – К5В; 
MM 8.65 
8 Den | 
Ф Pg 8.66 
8$ реп (8.66) 
- zu (8.67) 
" Den | 
Соп 
Bg 
Den = (Bo — Boi) t (Ка — К,)В, +mBo; в.) (8.68) 
gl 


Basándose en estas definiciones, construyó el gráfico representado en la Figu- 
ra 8.17, el cual muestra el comportamiento de las funciones pVT. 
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Obsérvese que Ф, es negativo a bajas pre- 
siones y que todas las funciones Ф son aproxi- 
madamente infinitas en la presión de burbujeo; 
por lo tanto, este modelo sólo es válido entre 
esta presión y la presión inicial y, por ello, no 
debe usarse para presiones por encima del pun- 
to de burbujeo. Además, la forma de la curva de 
las funciones Ф ilustra que pequeños errores en 
presión y/o producción pueden causar grandes 
errores en los cálculos del petróleo in situ a 
presiones cercanas a dicho punto. 


Función pvT ===> 


En 1992, Steffensen’? notó que el modelo 
de Tracy usa el factor volumétrico del petróleo 
en la formación al punto de burbujeo, Ва, en 
lugar del factor volumétrico del petróleo en la 
formación a la presión inicial, В, ocasionando 
que todas las funciones Ф sean infinitas al pun- 
Presión ——»> to de burbujeo. Indicó, entonces, que en el caso 
de yacimientos subsaturados, las ecuaciones 
de Tracy pueden utilizarse por encima del pun- 
to de burbujeo simplemente usando el valor del 
factor volumétrico del petróleo en la formación a la presión inicial. Finalmente, concluyó 
que tal modelo puede predecir el comportamiento del yacimiento para todo el rango de 
presión: desde la presión inicial hasta la presión de abandono. El siguiente ejercicio pro- 
puesto por Tracy ilustra el método. 


Figura 8.17. Funciones pVT definidas 
por Tracy”. 


EJERCICIO 8.7 


La historia de producción de un yacimiento de petróleo saturado es: 
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Con esta información, calcule el petróleo in situ №. 


Solución: 


Se construye la siguiente tabla: 


N 
ut T = (BN) 
14,52 х 10% 15,42 х 10% 29,74 x 10% 
22,45 х 106 27,85 х 10% 50,30 x 10% 
9,39 х 109 40,79 x 105 50,18 x 10° 


Los resultados obtenidos indican que el petróleo inicial in situ en este yacimiento 
es aproximadamente 50 MMBN. Los cálculos correspondientes a la presión de 1600 
Ipca muestran la sensibilidad que existe cerca de la presión de burbujeo, razón por la 
cual el cálculo de N difiere mucho de los otros dos valores de presión y no se toma en 
cuenta. 


6. La EBM como una línea recta en los yacimientos de gas 


A medida que la presión declina durante la producción, la expansión del gas en el 
espacio poroso es el mecanismo más representativo en el análisis del comportamiento 
de yacimientos de gas**'212:22_ Como la compresibilidad del gas es generalmente mayor 
que el volumen poroso del yacimiento, en ausencia de intrusión de agua el balance de 
materiales volumétrico se reduce a las siguientes expresiones en condiciones de yaci- 
miento: 


Volumen del gas inicial a р; = Volumen del gas remanente a presiones menores | 


Es decir: 
GBg = (G—Gp)Bg (8.69) 


donde С es el volumen de gas inicialmente in situ en condiciones normales; С ,, el volu- 
men de gas producido acumulado en condiciones normales; y B, , el factor volumétrico 
del gas en la formación, PCY/BN. 


Como el factor volumétrico del gas en la formación representa una razón entre el 
volumen de gas en condiciones de yacimiento y el mismo volumen en condiciones nor- 
males, entonces se puede usar una simple ecuación de estado para su representación. 
Así se tiene: 


Вы dig 
зе (5. ]- [on (2 | (8.70) 
В; У p; AZznRT 


Si se considera un yacimiento isotérmico, T; — T, entonces: 
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B Д 7 ¡Pp 
8 || (8.71) 
B g piz 
Sustituyendo la ecuación 8.71 en la ecuación 8.69, se obtiene: 
zp\ G-G 
SE j= — E (8.72) 
piz G E 
: 
Simplificando y reordenando, resulta: E 
IU 
25 
| G m3 
Р Р-р (8.73) BE 
Z Zi G $50 
do? 
Esta ecuación se puede arreglar en la siguiente forma lineal: TE 
aP Iz 8 E = 
| А Мы] а 
Ра m yet (8.74) EPIS 
РА 2,0 2; > пе 
S«U 
; Р 229 
La Figura 8.18 representa gráficamente т 589 
sz ~ m 
ја ecuación 8.74, en donde se observan dos à. 22р 
А а E А ¿0 
interceptos muy significativos: " 759 
, Presión Sa» 
р Di | de abandono $56 
1. [|= | ас, 20 á RES 
2 2; Gpa $22 
5 > — JP 
= = 555 
2.б,=6ба|ј-ј=0 Figura 8.18. Gráfico de Р еп función de Gp. 222 
B z Ж: 
з ол + КЕЛН H t S So 
La aplicación de (p / z) en función de С р, en el análisis de un yacimiento con un пе 
mecanismo de empuje por gas en solución sin entrada de agua, es particularmente útil 88$ 
: М . = 
para proveer un estimado del gas in situ extrapo- 528 
HA NEUE c 
\ lando los datos de producción iniciales. Cuando 88 
“е el valor де С indicado difiere del estimado volu- FE 
^ Р "n . H t£ m 
y A métricamente, es cuestionable la suposición de МЕН 
A continuidad del yacimiento. Así mismo, si la va- 253 
Ne riación de los datos de campo no muestran una lí- 3 > 
N zs cio A у © 
n nea recta, esto puede indicar que existe una intru- — 25 
^ m 22 . :0 
x N sión de agua (aumenta la presión) o agotamiento 2 
& x del acuífero (por transporte de los fluidos a otro Е 
E му Е Ф 
x yacimiento). La Figura 8.19, tomada de Archer y 
М Wall??, muestra la representación más común de 
EN la entrada de agua (proveniente de un acuífero li- 
EN mitado) a un yacimiento en función de los datos 
E de producción. 
Gp —+ En este caso, la ecuación de balance de ma- 
Figura 8.19. Efecto de la intrusión teriales puede escribirse como sigue: 


de agua en un acuífero limitado 
sobre el gráfico de (p / 2). 
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ОВа = (G—Gy)Bg + Wo. – WpBw (8.75) 


donde W, , es el volumen de agua proveniente del acuífero que ha entrado al yacimiento 
y se ha acumulado, BY; W,, el volumen de agua acumulado que ha sido producido, BN; y 
Bw, el factor volumétrico del agua en la formación, BY/BN. 

Ahora bien, si se desea forzar la linealidad de la ecuación 8.75, se suponen valores 
de W, de manera que se cumpla la siguiente igualdad: 

G,Bg +FW,Bwy 1 


PS РО" ш W, +G (8.76) 
Bg 7 Ва 


La relación entre los valores supuestos де W, y la presión del yacimiento en el con- 
tacto original gas-agua, puede usarse para establecer la clasificación del comportamien- 
to del acuífero: estado continuo, semi-continuo o no continuo. Si los términos de pro- 
ducción (СВ. + W5B,,) se denotan por Р y el término de expansión volumétrica 
(Bg — B3j) como E g, la ecuación lineal de balance de materiales se reduce a: 


F = We +СЕ, (8.77) 
O bien: 

W, 
LL (8.78) 
E. 


De acuerdo con esta relación, al repre- 


; Е W, 
sentar gráficamente p. versus —£ se pro- 


8 8 КУЛ 
ducirá una línea recta cuyo intercepto es С, А P 
como se muestra en la Figura 8.20. 7 P ў е 
La entrada de agua en un yacimiento "=? „т 
G 2 a 
de gas baja el factor de recobro, тег por dos • P os 
а“ 
mecanismos en comparación con lo que ¿E 
ocurre en un agotamiento natural. Por una „ P4 
parte, el mantenimiento parcial de la presión — 6 [ | 
del yacimiento debido al agua que entró, de- 
tiene el proceso de expansión del gas; por la МЕ 
otra, el agua entrampa gas a presiones relati- Figura 8.20. Comportamiento del acuífero??. 


vamente altas detrás del frente de invasión. 
La magnitud de la saturación de este gas entrampado depende de varios factores, 
pudiendo alcanzar hasta un 40% del volumen poroso. 


La relación entre los factores de recobro finales por agotamiento natural y por en- 
trada de agua es: 
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G 7. 
ДР. js Pati (8.79) 
С ¡abandono por PiZa 
agotamiento 
donde а representa las condiciones de presión de abandono. 

Similarmente, 

G 1– S4 – Swi \ В 

p T | ~ | En (8.80) 
intrusión de agua = i j 
al abandono il н 8 


donde S gr es la saturación de gas residual promedio en el yacimiento. 


EJERCICIO 8.8 


Se conocen los siguientes datos de producción de un yacimiento volumétrico de gas: 


Producción acumulada de gas, РСМ............. 1 x 10? 
Temperatura del yacimiento, °F ................ 213 
Presión inicial en el yacimiento, lpca............ 3250 
Presión promedio del yacimiento, Ірса .......... 2864 
Presión de abandono, lpca .................... 500 
Factor de desviación del gas a р; ............... 0,910 
Factor de desviación del gas a Pp.........ooo.o.o 0,888 
Factor de desviación del gasapP¿............... 0,951 


Se desea calcular: 

1. El gas inicial en el yacimiento. 

2. Cuánto gas permanece en el yacimiento cuando se alcanza la presión de abando- 
no. 
Solución: 


• Paso 1: Como el yacimiento es volumétrico, no existe intrusión de agua y, por lo 
tanto, el volumen poroso disponible para el gas, У,, se calcula usando la ecuación 
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de estado: 
PsOGp| |p;Vi| PV, 
Tse 2{Т 2Т` 
? OV; 28647, 
(1471 х107) |_ f 3250у; |  2864v, = 5617 X10 pie? 
520 (0910)(673) (0888)673 


* Paso 2: Se calcula el gas inicial en el yacimiento: 


y " 6 
_ [рем \ Та _ (3250)(5617 х10)(520) _ |... 106 PCN 
217 Ip. (0910)(673)(1 47) 
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Paso 3: Se calcula el gas remanente a 500 Ipca: 


ра, | Tsc _ (500)(5617 х10° )(520) 
ET p (0951)(673)(147) 


а 


= 1520 х 106 PCN 


Paso 4: Para determinar el gas que queda а la presión de abandono, se resta el gas 
residual a 500 Ірса del gas inicial en el yacimiento, o sea: 


G, = 6-86, = (10,32— 152) х 106 = 8800 x 106 PCN 
EJERCICIO 8.9 


Calcular la intrusión de agua y la saturación de gas residual en un yacimiento de 


gas con empuje hidrostático, cuyos datos son: 


Volumen total inicial del yacimiento, MM pie? ........... 415,3 
Temperatura, E зук кыш кк нж nn 140 
Porosidad promedio, 96 ............................. 17,2 
Saturación de agua connata, %....................... 25 
Factor volumétrico del agua en la formación, BY/BY ...... 1,03 
Gas producido, ММРСМ............................. 935,4 
Producción acumulada de agua, МВҮ.................. 15,2 


Volumen total invadido por el agua а 2925 Ірса, MM pie? . . 13,04 


Con las siguientes condiciones: 


Condiciones  -(PCY/PCN) ^. Presión Úpca)” 
Iniciales 0,005262 3200 
Finales 0,005700 2925 


Solución: 
Paso 1: Se calcula el gas inicial en el yacimiento: 
с Ufl- Sw) _ 415,3 х 106 (0172) — 0,25) 


= 10180 MMPCN 
В 0005262 


gi 
Paso 2: Se calcula la intrusión de agua: 
We = G5Bg (Bg — Bg) + WB, = 935 х10 (0005700) — 
10180 x10$ (0005700 — 0,005262) + 15,200(1,03)(5615) = 960.400 pie? 
Paso 3: Se calcula la saturación de agua en la zona invadida del yacimiento: 
_ 1304 х 109 (0172)(0,25) + 960400 


= 68% 
1304 х 106 (0172) 


w 
Paso 4: Se calcula la saturación de gas residual promedio: 
Sy = 1— 068 = 3296 
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Ecuación de balance de materiales (EBM) 
Yacimientos de petróleo. Diferentes casos 
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Subsaturado 
volumétrico 


P> pp 


Saturado no 
volumétrico 


р = рь 


заштадо 
volumétrico 


P=Pb 


Saturado no 
volumétrico 


р = рь 


Саѕ ѕесо 


8.35 


F vs. N(E5 + Ef w) >N 8.4 


8.40 


8.41 


8.42 


8.43 


8.54 


8.56 


8.62 


F =N(Eo + Еру) 


Е = NÉ; 


F = МЕ) + MEg) 


(5-40) = me 
d ла 


МАИ Мр 
(Eo + Ef w) 


Е 


ARAS VS, E 
(Eo + Ef w) 


F уз. E, >N 


Ғуѕ. N(Eot MEg) >N 


F 
|в) Ер >m 


F anam £ Е И 
— = М+ тм L vs 6 5 
Е, "TUE, Eo Е, mN 
A F А N 
ш N+K 2р „ТУЗ. 2p > 
Е, Е, E Б к 
w, N 
F $, (0; - pdt | -— vs. —© > 
De > En c 
Е, Е, 
F Удри} F S ApWep N 
—=N+B c уз. AAA 
Е, Е, Е, Е, В 


Ecuación де balance де materiales (EBM) 
Yacimientos de gas 


8.78 
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7. Problemas***'?1*15 


1. Se tienen los siguientes datos de un yacimiento volumétrico subsaturado; petróleo 
original del yacimiento: 270,6 MMBN y presión inicial: 3685 1рс; saturación de agua 
inicial: 2496; presión de burbujeo: 1500 Ipc; factor volumétrico del agua en la for- 
mación: uno, y los datos de compresibilidades: 


Compresibilidad de la formación, lIpc ! .......... 495x107% 
Compresibilidad del agua, Ipc! ................ 362 х1079 


Se tienen además los siguientes datos de producción y pVT: 


И: ^ Nümero de | OS Е | Wo 
(реў productores : -. (MBN) ~ (MBN) 
3685 1 0 0 
3680 2 20,481 0 
3676 2 1,3104 34,750 о 
3667 3 1,3105 78,557 0 
3664 4 1,3105 101,846 0 
3640 19 1,3109 215,681 0 
3605 25 1,3116 364,613 0 
3567 36 1,3122 542,985 0,159 
3515 48 1,3128 841,591 0,805 
3448 59 1,3130 1273,530 2,579 
3360 59 1,3150 1691,887 5,008 
3275 61 1,3160 2128,077 6,500 
3188 61 1,3170 2575,330 8,000 


Calcular el petróleo inicial usando la EBM y comparar con el valor de N estimado 
volumétricamente. 

2. Los datos pVT y la historia de producción de un yacimiento con capa de gas se dan 
a continuación: 


B. 


"n (BY/BN). = (BY/PCN) 
5/1/89 1,6291 0,00077 
1/1/91 3875 492,5 751,3 1,6839 0,00079 
1/1/92 3315 1015,7 2409,6 1,7835 0,00087 


1/1/93 2845 1322,5 3901,6 1,9110 0,00099 


La solubilidad del gas inicial es de 975 PCN/BN. Estimar el petróleo y el gas inicial 
in situ. 


3. A continuación se presentan algunos parámetros del balance de materiales realiza- 
do en un yacimiento saturado: 
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3500 = Е 


3488 204х106 0,0548 
3162 8,77 х 106 0,1540 
2782 17,05 х106 0,2820 


Se desea estimar el petróleo inicial in situ, suponiendo que las compresibilidades 
de la roca y del agua son despreciables. 


4. Los siguientes datos pertenecen a un yacimiento de petróleo: 


E 
= 
8 
25 
ЯЕ 
2» 
mt^ 
$m 
E | >28 
i РО 
Geometría Círculo Semi-círculo PRA 
1 mao 
Angulo 2 180° | 5 E: 
T 
Radio, pies 4000 80000 бак 
mo. 
Régimen de flujo No continuo No continuo Ena 
о 
Porosidad - 0,20 32 5 
85. 
Espesor, pies = 30 Р 3m 
o 
Permeabilidad, md 200 50 28 E 
2.20 
Viscosidad, cp 1,2 0,36 2 E > 
Presión original, Ipc 3800 3800 FE 
“0 2 [= 
Presión actual, 1рс 3600 - 2 3 8 
5 
Factor volumétrico original 1,300 1,04 5 2 p 
= 
Factor volumétrico actual 1,303 1,04 2 = 5 
Presión de burbujeo, Трс 3000 - © 2s 
опе 
1 . ñe£ 
El campo ha estado en producción 1120 días y ha producido 800,000 BN de petró- — $58 
leo y 60,000 BN de agua; las compresibilidades del agua y de la formación son: 2 EE 
— — Кн H РА Я + H . nro 
3x107$ y 35x10  Ipc^!, respectivamente. Calcular el petróleo original in situ. ¿26 
РОЗ 
5. Un сатро de petróleo tiene las siguientes características: TH 
E O Oro 
Área del yacimiento, acres .................... 1000 253 
2o 
Temperatura, Fanse veri eie dioi hiena ii eiia 140 85 
5 | 
Presión inicial, 1рс........................... 4000 55 
“y 
Porosidad, A 10 5 
> 
Saturación de agua inicial, %................... 20 P 
Presión de burbujeo, 1рс...................... 4000 
ESPESOL, DIES 2а рана eee E eas 20 


El factor de compresibilidad del gas y la razón de permeabilidades relativas están 
dados por las siguientes expresiones: 


2 = 08 — 000002(p — 4000) 
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17,2695 y 


= 000127e 


La historia de producción del campo se detalla a continuación: 


ЕТЕ л TENES 40001pc ^ 35001рс .. 30001pc.- 
Viscosidad del petróleo, cp 1,3 1,25 1,2 
Viscosidad del gas, ср = 0,0125 0,0120 
Solubilidad del gas, РСМ/ВМ - z 450 
Relación gas-petróleo, PCN/BN 600 - 1573 
Factor volumétrico del petróleo en la formación, BY/BN 1,4 1,35 1,30 


Se conoce, además, que по existe ningún acuífero activo y по hay producción de 
agua. Calcular: 


a) El petróleo remanente a una presión de 3000 lpc 
b) El gas acumulado que se ha producido a 3000 Ірс 


. Los siguientes datos de producción y pVT pertenecen a un yacimiento de petróleo: 


Petróleo original іп situ, ММВМ................ 10 
Saturación de agua inicial, % .................. 22 
Presión inicial, Ірса.......................... 2496 
Presión de burbujeo, ћре...................... 2496 
CLXBY/BN) | (PCN/BN) , (BY/PCN) 
1,325 650 0,000796 
1,250 486 0,001335 1,373 0,015 1360 
1,233 450 0,001616 1,437 0,014 2080 


La relación gas-petróleo acumulada a 1302 Ipc es 953 PCN/BN. Calcular: 
a) La saturación de petróleo a 1302 Ірса 

b) El volumen de gas libre en el yacimiento а 1302 Ірса 

с) La razón de permeabilidades relativas К, / К, a 1302 Ipca. 


. Se tiene un yacimiento subsaturado con la siguiente información: 


Área del yacimiento, acres .................... 1000 
Temperatura, °Ё............................. 150 
Presión inicial, ]рс........................... 5000 
Porosidad, Жељана у kam wee RE Бай кй њ 20 
Saturación de agua inicial, %.................. 25 
Presión de burbujeo, 1рс...................... 3500 
Еѕреѕот, ples. «ous sessi E Rex E REG 70 
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* Condiciones ihiciales.  Condicione 


Presión del yacimiento, lpc 5000 4500 
Factor volumétrico del petróleo en la 1,905 1,920 
formación, BY/BN 

Solubilidad del gas, PCN/BN 700 700 

Petróleo producido acumulado, MBN 0 610,9 


Calcular la producción acumulada de petróleo а 3900 ћрс. Los datos pVT muestran 
que el factor volumétrico a la presión de 3900 Ірса es de 1,938 BY/BN. 


8. Los siguientes datos pertenecen a un yacimiento de petróleo con empuje por capa 


E - 
(BY/BN) (BY/PCN) 
1,2511 0,00087 
1,2353 0,00092 
1,2222 0,00096 
1,2122 0,00101 


Calcular los volúmenes de petróleo inicial y de gas libre. 

9. Un yacimiento de petróleo fue descubierto en 1980 con una presión inicial de 3000 
Ipca. Los datos de laboratorio indican una presión de burbujeo de 2500 Ipc. Se tie- 
nen, además, los siguientes datos: 


шо2'уеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA МООА 0L0Z O LHOIHAdOO 


Área del yacimiento, acres .................... 700 
Temperatura, PF... .. дуку eee 150 
Porosidad, A 20 
Saturación de agua inicial, %.................. 25 
Presión de burbujeo, ірс...................... 3500 
ESPESOR PIES nada UR eden e t e e Pe ues 35 
Gravedad, %АРІ.............................. 50 
Gravedad específica del gas ................... 0,72 
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Sila compresibilidad promedio del petróleo por encima del punto de burbujeo es 
де18 x107 Ipc”, calcular el volumen inicial de petróleo in situ a 3000 Ipc en BN. 
10. La historia de producción de un yacimiento de petróleo saturado es: 
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Las funciones pVT calculadas son: 


0,4000 
0,1790 
0,0508 


Calcular el petróleo in situ. 
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Análisis de las curvas de 
declinación 


Introducción 


El análisis de las curvas de declinación, introducido рог Arps! еп 1945, ha sido el 
método más utilizado para predecir ia producción de campos de petróleo y gas. Original- 
mente este análisis se consideró una práctica totalmente empírica ya que la técnica tiene 
pocas bases teóricas fundamentales, sin embargo, la simplicidad y el éxito de sus pro- 
nósticos extendieron su uso y lograron aceptación general. 


La curva típica del análisis de declinación que realiza un ingeniero de yacimientos 
consiste en representar en papel semilog la tasa de producción vs. el tiempo y tratar de 
ajustar los datos en una línea recta. Este método de análisis extrapola las observaciones 
de la historia de producción para estimar el comportamiento de la producción futura. 
Además de la tasa de producción versus el tiempo existen otros tipos de tendencias que 
permiten analizar las historias de producción, las cuales incluyen la tasa de producción 
vs. petróleo acumulado, el agua acumulada vs. producción de petróleo y la relación 
gas-petróleo vs. la producción acumulada? ^. | 


La estimación de las tasas de producción se realiza para los siguientes fines: 
(1) pronosticar las reservas remanentes, (2) planificar a largo plazo las operaciones, 
(3) estimar algunas propiedades y (4) calcular las posibles cargas fiscales. 


El análisis de las curvas de declinación se aplica a la producción de petróleo o de 
gas de pozos individuales, de grupos de pozos o de la totalidad de un yacimiento, pero 
no a la primera fase de vida de un yacimiento pues en ésta no hay suficiente datos de 
producción sobre los cuales basar las predicciones. También es aplicable en aquellos 
pozos cuyo comportamiento pasado, presente y futuro tiene una tendencia natural de 
declinación y no están sujetos a cambios operacionales. Ahora bien, la confiabilidad de 
este análisis depende de la calidad y cantidad de los datos de producción en los que se 
basa y las predicciones nunca deben realizarse más allá de la duración similar al de los 
datos de producción suministrados. Por ejemplo, si un análisis está basado en los da- 
tos de producción de cinco años, la predicción debe limitarse también a cinco años o 
un período razonable. 
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Análisis de las curvas de declinación 


Teniendo en cuenta que este método es empírico, se recomienda que continua- 
mente se revisen los resultados realizando comparaciones con otras predicciones o con 
la experiencia que se haya acumulado. 


1. Modelos de declinación 


Los diferentes métodos de análisis de las curvas de declinación se basan en la for- 
ma como la tasa de declinación varía con el tiempo. En consecuencia, para realizar el 
análisis de yacimientos usando tales métodos es necesario definir los siguientes pará- 
metros básicos: 


1.1. Tasa de declinación nominal 


Se define como el cambio fraccional de la tasa de producción con el tiempo! ? o, 
también, como la pendiente negativa de la curva que representa el logaritmo natural de 
la tasa de producción vs. el tiempo, es decir: 


Lip. ung 
q dt dt 


(9.1) 


donde D es la tasa de declinación nominal, años”!; q, la tasa de producción de petróleo, 
BN/día y t, tiempo, años o meses. 

La declinación nominal, D, por ser una función continua, se usa principalmente 
para facilitar la derivación de otras relaciones matemáticas y se conoce también como 
índice o relación de pérdida. Si la tasa actual de declinación se multiplica por 100, nos 
dará el cambio porcentual que experimentará con el tiempo. Por ejemplo, si D es 
0,10/año, el cambio porcentual nos indica que la tasa actual de producción está dismi- 
nuyendo a un ritmo del 10% al año. Debido a que este análisis sólo puede realizarse 
cuando la tasa está disminuyendo, D siempre es positivo. 


1.2. Tasa de declinación efectiva 


Se define como la disminución en la tasa de producción desde un valor inicial q; 
hasta un valor q durante un período igual a la unidad (1 mes o 1 año), dividido por la pro- 
ducción al comienzo del período: 


dedi 4 (9.2) 


di 


donde d es la tasa de declinación efectiva, %/año o mes; q, la tasa de producción de pe- 
tróleo a un tiempo t, BN/día; y q;, la tasa de producción de petróleo al comienzo del pe- 
ríodo de declinación, BN/día. 

Esta declinación es, por lo general, la más usada, ya que por ser una función dis- 
creta concuerda mejor con las prácticas actuales de registro de producción. Si el período 
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es un mes, se le refiere como declinación efectiva mensual y, si es un año, como de- 
clinación efectiva anual. 


1.3. Producción de petróleo acumulada 


Se define como la integral de la curva de la tasa de producción en función del tiem- 
po, desde el inicio de la vida productiva del pozo hasta un tiempo determinado: 


і 
Мр= f qat (9.3) 
0 


donde N, es la producción acumulada de petróleo en BN; а, la tasa de producción de pe- 
tróleo a un tiempo t, BN/día y; t, el tiempo considerado, meses o años. 


2. Tipos de curvas de declinación 


Existen tres tipos de curvas de declinación: hiperbólica, exponencial y armónica, 


las cuales se definen según la siguiente expresión básica general**: 
n 
D 
ш 5 (9.4) 
D; di 


donde n es el exponente de declinación y D; la tasa de declinación al comienzo del perío- 
do actual de declinación. En la curva de declinación exponencial o de porcentaje cons- 
tante, n = 0; en la armónica, n = 1y en la hiperbólica, 0 « n « 1. De acuerdo con esto, la 
expresión de la tasa de declinación, para cada tipo de curva es: 


• Exponencial: D = D; = constante > la caída en producción por unidad de tiempo 
es una fracción constante de la tasa de producción. 


* Armónica: D = р, EUM РА la caída en producción por unidad de tiempo como una 
i р р р 


i 
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fracción de la tasa de producción es directamente proporcional a la tasa de 
producción. 
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n 
* Hiperbólica: D = 0; (2, > la caída en producción por unidad de tiempo como 


i 
una fracción de la tasa de producción es proporcional a una potencia fraccional de 
la tasa de producción, con la potencia variando entre 0 y 1. 


La integración de estas ecuaciones diferenciales básicas proporciona la relación 
tasa vs. tiempo como se muestra en la clasificación de las curvas de declinación de pro- 
ducción presentadas en la Tabla 9.1. 
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Tabla 9.1. Clasificación de las curvas de declinación de producción (adaptada де Агрз'“) 


Declinación hiperbólic 


I; Dec ación de porcentaje 


Características Declinación es constante, Declinación es proporcional a una potencia Declinación es proporcional 
básicas n=0 fraccional (n), de la tasa de producción O < п<1 a la tasa de producción, n=1 
dq/ а dq dt = да/ dt 
pap aa Ede р =bg” = -E D=bq 1__H/dt 5 
q q q 5 
ici inici Dj a — р; = 
Para las condiciones iniciales: b = —- Para las condiciones iniciales: b = — z 
a 
[e] 
3 
4 t q t q 
» f dà Di, f 44 inp fa с 
[oa --[— S 5 dt f n+l fo =: =l 
0 di o di q; d 0 d; Е 
a 
€ 
nDi р — Dt 1 | 3 
ре 21n 4. ——eg "q" La 8. 
i qi di di d E 
w 
С 
3 
relación tasa q= q;e Pit qq; пр)” Vn а =401+ Dj”! 
vs. tiempo 
t q t і t t 
- -1 -1 
Np =J adt = f фе "а Np =f adt =f а+прђ ^at Np 7 f adt =f ai Dj! at 
o qi о о о о 
B cd N, = —À— [04 пр" ^g м, = па + ру) 
== P = (10р; | Рр | 


zm 
o 
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ч 
o 
Ф 
D 
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Los 


с трой Declinación de porcen 


declinación 


Sustituir de la ecuación 
tasa vs. tiempo: 


Relación tasa 


vs. producción Мр = — 
acumulada 
Características 
de las gráficas 
log q 
t 
log q 
Np 


D: declinación como una fracción de la tasa de producción 
Np: producción acumulada de petróleo a Петро! 
t: tiempo 


Tabla 9.1. (Continuación) 


Sustituir de la ecuación 
tasa vs. tiempo: 


n 
1+ при) = (2) 
q 


para determinar: 


№, = qf (а! n gn 
P~ a-no; " 
log q 
t 
log q 
Np 


q: tasa de producción a tiempo t 
qj: tasa de producción inicial 
b: constante 


ш: Declinación armónica `; 


Sustituir de la ecuación 
tasa vs. tiempo: 


para calcular: 


Np = ¡np Y 
Dj q 

log q 
t 

log q 
No 


Dj: declinación inicial 


п: exponente de declinación 


,OHO333G пі 39IX3 птузплпо онозиза NA ONIS avaaldosd за VANOS УМП S3 ON YOLNVY за OHOSH3Q 73, мломајмала“ 
"SVLIAV Id SV] OOVIS2M 13 ма 'оомула OYIFVOD 13 HOd SVLNNOIYA молуз 'SOLOfIGONd SOHLO А 3153 VOAVIA ПУ O тла ту SYHdWOO мама 


шог'еипоц ооце дол еобје / O9NVT8 омгмоо 1VI23dS3 NOIOIQ3 0102 O 1HOIHAdOO 


SOLNSIINTOVA 3G VIAINIONT за SOLNSIIWVON(JA :Чяччя за 514ү VNITVODVIA 


zm 
o 
© 
ч 
o 
Ф 
D 
E: 
a 
о 
о 
= 
E 
Ф 
= 
с 
о 


COPYRIGHT O 2010 EDICIÓN ESPECIAL GÓAJIRO BLANCO / elgoajiroblancogihotmail.com 
PARA COMPRAR AL DETAL O AL MAYOR, ESTE Y OTROS PRODUCTOS, FAVOR PREGUNTAR POR EL GÓAJIRO BLANCO, EN EL MERCADO LAS PLAYITAS. 


ADVERTENCIA: "EL DERECHO DE AUTOR NO ES UNA FORMA DE PROPIEDAD SINO UN DERECHO CULTURAL. EXIGE TU DERECHO" 


Regresar al contenido 


Análisis de las curvas de declinación 


2.1. Declinación exponencial o de porcentaje constante 


Ésta es la más usada de los tres métodos porque los parámetros son fáciles de de- 
terminar y dan una respuesta más conservadora de las reservas futuras” '. Como se se- 
ñaló anteriormente, se dice que la declinación es exponencial si n= 0. 


En este tipo de curva, la tasa de declinación nominal es constante: 


0 
D. (2) =1 > D= р = constante (9.5) 
D; di 


Integrando la ecuación 9.1 para D = constante, se obtiene una expresión para la 
tasa de producción en función del tiempo: 


а= 46 Pt (9.6) 
donde, 
D=-—In(- d) : (9.7) 


Sustituyendo la ecuación 9.7 en la ecuación 9.6, se obtiene: 

q= q;l- dy (9.8) 

Esto indica que, con este tipo de declinación, la tasa de producción en períodos su- 
cesivos (meses o años) puede representarse mediante una serie geométrica: 

q 90-4 q;jü0- dy q;ü-d .. д= 01-9)! (9.9) 

Integrando la ecuación 9.6, se obtiene una expresión para la producción de petró- 


leo acumulada en función de tiempo o de la tasa de producción: 


= 1g- et) 4179 


N 
P p D 


(9.10) 


Sustituyendo la ecuación 9.7 en la ecuación 9.10, se obtiene: 


_ар-0–а'] 


Л 
P —1п(1— d) с) 


De la ecuación 9.6 puede obtenerse una expresión рага el tiempo de vida producti- 
va remanente antes de abandono (t), correspondiente a la tasa económica límite q4, о 
sea: 


|, (4; |. In(q;/94) 
t = > јеси 12 
“ Б – In(1- d) ы. 
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EJERCICIO 9.1 


Un pozo tiene una tasa inicial de 550 BN/Día y una tasa inicial de declinación de 2% 
mensual. Determine la tasa y la producción acumulada después de tres años para el caso 
de una declinación exponencial. 


Solución: 
• Paso 1: Aplicando la ecuación 9.6 resulta: 


а = (550) e 9926002] = 267,7 BN/día 


• Paso 2: Aplicando la ecuación 9.10: 


Np = 99 = (550) 0677) _ 1310 BN 
D | 002 | 


30,41667 


2.2. Declinación armónica 


En este tipo de curva, la tasa de declinación nominal es proporcional a la tasa de 
producción: 


1 
(2) =1 > D=bq (9.13) 
D; di 
donde la constante b se determina bajo condiciones iniciales, como: 
D; 
b= (9.14) 
qi 


Integrando la ecuación 9.1 para D = bq, se obtiene una expresión para la tasa de 
producción en función del tiempo: 


шо2'пеипоц ооивјдолеобје / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NOIOIO3 0:02 O LHOIHAdOO 


»0H93830 пл зогха "IV8NITINO онозыза мп ONIS GVaaldOsid за VIAHOd умп 53 ON молу за онозыза 713. : VION31H3AGV 
"SVLIAW d SV100V233W 13 ма 'оомула ошгуоо 13 HOd YVLNNO3SA YOAVA “SOLINAOSA 50810 А 3183 YOAVÍA ПУ O луїза ту YVEdINOD мама 


4: 
= d .15 
4 1t Dit (9.18) 
donde: 
d; Dj 
Э = D= .16 
! ]-dj y 1— Dit 9-16) 


Sustituyendo la ecuación 9.15 еп la ecuación 9.3, e integrando, se obtiene una ex- 
presión para la producción de petróleo acumulada en función del tiempo o de la tasa de 
producción: 


.. Hi 49; q; 
Мр = p, In(-* D; = {| (9.17) 


Џ 1 
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Análisis de las curvas de declinación 


De la ecuación 9.15 puede obtenerse una expresión para el tiempo de vida produc- 
tiva remanente antes de abandono (t, ) correspondiente а la tasa económica límite (4, ): 


11 di 
5 D; x) re 


EJERCICIO 9.2 


Un pozo tiene una tasa inicial de 550 BN/Día y una tasa inicial de declinación de 2% 
mensual. Determine la tasa y producción acumulada después de tres años para el caso 
de una declinación armónica. 


Solución: 
• Paso 1: Aplicando la ecuación 9.15 resulta: 
(550) 


= ——?? ш 3198 BN/día 
= тоор ~ он 


• Paso 2: Aplicando la ecuación 9.17: 


_ (550)(30,41667) (550 
p 002 3198 


| = 453457 ВМ 


2.3. Declinación hiperbólica 
En este tipo de curva, la tasa de declinación nominal es proporcional a una poten- 
cia fraccional n de la tasa de producción: 


п 
D 
x > D=bq" (9.19) 
D; di 
donde la constante (b) se determina, en condiciones iniciales, como: 
Dj 
ђе = (9.20) 
di 
Integrando la expresión 9.1 para D = bq”, se obtiene la siguiente relación para la 
tasa de producción en función del tiempo: 
q 7 а апр C? (9.21) 


donde, 
D; = -[c- ау" —1] y 


D; 
Dm (9.22) 
| t nD;t 
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Integrando la ecuación 9.21, se obtiene una expresión para la producción de petró- 
leo acumulada en función del tiempo o de la tasa de producción, 
di 


- LL – (1+ noia] = 


l-n _ y In 
ana (q-q) (9.23) 


1– n)D; 


De la ecuación 9.21 puede obtenerse una expresión para el tiempo de vida produc- 
tiva remanente antes de abandono (t, ) correspondiente a la tasa económica límite q4, 


n 
| а 
= ||] -1 .24 
= эз 


EJERCICIO 9.3 


Un pozo tiene una tasa inicial de 550 BN/día y una tasa inicial de declinación de 2% 
mensual. Determine la tasa y producción acumulada después de tres años para el caso 
de una declinación hiperbólica. 


Solución: 
• Paso 1: Aplicando la ecuación 9.21 resulta: 


у 1/0,06 


а = а +пр,) 0” = 550 / (1 +06(002)(36 = 302,3 BN/día 


• Paso 2: Aplicando la ecuación 9.23: 


E x 3041667 
N,- 


[5509 — 302,306] = 445204 BN 
(1— 06)002 


3. Relación entre las tasas de declinación efectiva 
mensual y anual 


Las tasas de declinación efectiva mensual (d, ) y anual (d, ) para los 3 tipos de cur- 
vas de declinación se relacionan de la siguiente manera: 
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да =1- 1-а,)/? (9.25) 


d, =1—(@— dm) (9.26) 


4. Representación de las curvas de declinación 
como líneas rectas 


En la Figura 9.1 se muestran las curvas de tasa de producción vs. tiempo y de tasa 


de producción vs. producción acumulada para los tres tipos de declinación usando tres 
tipos diferentes de escala: rectangular o cartesiana, semi-logarítmica y logarítmica'?^. 
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Curvas tasa vs. tiempo 


(a) Cartesiana (c) Semilog 


\\ 
0 120 1 10 100 1000 
Tiempo (t) Log tiempo (t) 


Curvas tasa vs. producción acumulada 


TIS 


d) Semilog 


1000 


) 


q 


Log tasa ( 


06 i 100000 0 700000 100 1000 10000 100000 
Petróleo acumulado (Ny) Petróleo acumulado (Np) Log petróleo acumulado (№) 
| Declinación exponencial n=0 D=0,03 Declinación hiperbóli log- 
Il Declinación hiperbólica n=%  D=0,10 lla Declinación hiperbólica d 
|! Declinación armónica n=1 D =0,30 ша Declinación armonica ептозчой 


Figura 9.1. Representación de las curvas de declinación?>*, 
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El análisis de estas curvas muestra que: 


• Enelcaso de la declinación exponencial o de porcentaje constante, la curva de tasa 
de producción vs. tiempo se convierte en una línea recta en escala semi-logarítmi- 
ca (Figura 9.1c), mientras que la curva tasa de producción vs. producción acumula- 
da lo hace en escala rectangular (Figura 9.1b). En ambos casos, el valor absoluto de 
la pendiente es igual a la fracción de declinación nominal D. 


* Para la declinación armónica, la curva de tasa de producción vs. tiempo (Ша)ѕе 
convierte en una línea recta de ángulo 45° en escala logarítmica (Figura 9.1e) sien 
vez del tiempo lineal t se utiliza un tiempo modificado t’ definido como: 


'=1+ри (9.27) 


Así mismo, en este Про de declinación, la gráfica del inverso de la tasa de produc- 
ción 1 / q vs. tiempo se convierte también en una línea recta de pendiente positiva 
en escala rectangular, mientras que la curva tasa de producción vs. producción 
acumulada lo hace en una línea recta en escala semi-logarítmica (Figura 9.1d). En 
ambos casos, el valor absoluto de la pendiente es igual a la fracción de declinación 
nominal inicial, D;, dividida entre la tasa de producción inicial q;. 


* Enel caso de una declinación hiperbólica, la curva de tasa de producción vs. tiem- 
po (Па) se convierte en una línea recta en escala logarítmica (Figura 9.1e) si en vez 
del tiempo lineal t se utiliza un tiempo modificado t' definido como: 


{'=1+пр (9.28) 


El valor absoluto де la pendiente es igual a1/ n. La curva de tasa de producción vs. 
producción acumulada se convierte en una línea recta de pendiente positiva en es- 
cala logarítmica (Figura 9.10), si en vez de la producción acumulada lineal №, se 
utiliza una producción acumulada №, definida como: 
: qj -0— nD;N 
Мр = LM ME E E га (9.29) 
n 
di 


El valor de la pendiente en este caso es igual a1/ (1— n). 
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5. Efectos del exponente de declinación y de la tasa 
de declinación inicial 


Como la aplicación de las curvas de declinación es en gran medida un proceso de 
curva ajustada, es importante analizar el efecto de n y D en el comportamiento de la tasa 
de producción‘. 

La Figura 9.2 muestra el efecto de n sobre el comportamiento de la tasa de produc- 


ción normalizada en función de tiempo, la cual se define como: A | 
di 
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D= 25 % / año 


; | 
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Figura 9.2. Efecto de n sobre la forma de las curvas de log(g) vs. Петро“. 


La disminución de n acelera la declinación de la tasa de petróleo. Para el caso lími- 
te en que n= O(exponencial), el gráfico de logaritmo de la tasa normalizada versus tiem- 
po es lineal. Ahora bien, Walsh y Lake* señalan que en la mayoría de los casos n varía en- 
tre 0 y 0,4, por lo que son muy raros los casos de declinación armónica donde n= 1 y de 
declinación exponencial donde п = 0. 


Fetkovich? ha asociado los siguientes rangos de n para diferentes tipos de yaci- 
mientos y mecanismos de empuje: 


aue Caso. e 
Empuje por gas en solución Cerca de 0,30 
Pozos de gas 0,40 а 0,50 
Líquido una sola fase Cerca de 0 


Yacimiento de petróleo con empuje de agua Cerca de 0,50 


Aunque la Figura 9.2 sólo ilustra el efecto de n en el rango de 0 a 1, teóricamente n 
puede ser inferior a cero. Si esto ocurre, significa que el agotamiento es muy rápido y 
mayor que el de una declinación 
exponencial. En tiempos tem- 16 
pranos, todas las curvas de la Fi- 
gura 9.2 convergen. 


T 10%/аћо 


La Figura 9.3 muestra un 
q 


20% /año 


menos que D;t > 1. 
q ' D¡= 75%/айо ~~ 


El aumento де D, acelera la 


tasa de declinación de petróleo, =“ 10 20 30 40 РА 60 
Como se muestra, D; varía gene- Tiempo, años 

ralmente entre 10 hasta 50%/año Figura 9.3. Efecto de n sobre la forma de las curvas де log(q) 
en yacimientos nuevos. vs. tiempo”, 
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La Figura 9.4 corresponde a un ejemplo del efecto de n sobre el comportamiento de 
la tasa de producción versus producción acumulada, para una tasa de petróleo inicial de 
327,1 BN/día. 


D¡= 25%/аћо 
q; = 327,1 BN/día 


Tasa normalizada, q/q; 
e 


Incremento de 
n 


— 


Ц 
0 200 400 600 800 1000 
Petróleo acumulado, MBN 
Figura 9.4. Efecto de n sobre la forma de las curvas de log(q) vs. producción acumulada”. 


0,01 


En este caso se observa que una disminución de n conduce a una declinación más 
rápida y que en producciones tempranas las curvas no se distinguen. Como regla gene- 
МО; 

poi 


1 


La Figura 9.5 muestra los mismos datos де la figura anterior, pero en coordenadas 
cartesianas. Se observa que para el caso de una declinación exponencial, esto es, n= 0, 
el gráfico de la tasa de producción versus producción acumulada es lineal. 


ral, n no puede identificarse a menos que > 0,30. 


1,0 


D¡= 25%/año 
qi = 327,1 BN/día 


0,8 m 


0,6 N Armónica 
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02 Exponencial 


Tasa normalizada, q/q; 


0,0 
0 200 400 600 800 1000 


Petróleo acumulado, MBN 
Figura 9.5. Efecto de n sobre la forma de las curvas де q vs. producción acumulada. 


5.1. Métodos para estimar n y р, 


Para determinar los mejores valores que ajustan las constantes n y D; para una se- 
rie de datos de producción conocidos se recomienda la declinación hiperbólica, ya que 
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las otras dos siempre darán como resultado gráficos lineales. A tal efecto, existen al me- 
nos tres métodos: (1) gráfico, (2) de la curva tipo y (3) de regresión lineal. 


En estas notas sólo se explicarán los dos primeros tal como lo presentan Walsh y 
Lake*, pues el de regresión lineal aparece ampliamente discutido en las referencias cita- 
das. 


5.1.1. Método gráfico 
Este método se basa en la ecuación 9.22: 
D; 
D= 
IT nD;t 
la cual muestra que la tasa de declinación D disminuye desde un máximo (t — 0) a medi- 
da que el tiempo aumenta. El recíproco de esta ecuación es: 
| 1 
— = — + пі (9.27) 
D Dj 
Esta ecuación indica que un gráfico 


1 , 
de D vs. t, es una línea recta cuya pen- t 


pendiente = n 


diente es n y el intercepto D;, como se 
ilustra en la Figura 9.6. 


оі ~ 


; 1 А | 
Este gráfico de D vs. t, será una lí- 


-—— — intercepto = 1 / D; 
nea recta solamente si la declinación es 
hiperbólica. En la práctica, los datos de 
producción no se reproducen exacta- 0 
mente con este tipo de declinación y, 0 t— 

como consecuencia, es necesario reali- ^ Figura 9.6. Método gráfico para determinar Dj y л“. 
Zar un ajuste por ensayo y error, selec- 

cionando sólo algunos de los datos de producción y eliminando los que corresponden a 
medidas anormales, lo cual ayuda a reducir el intervalo de variación de D; y n. 


Generalmente, cuando se utiliza un procedimiento de ensayo y error, los mejores 
valores se consiguen relacionando los dos gráficos, esto es: а vs. { у N, vs. t. 
dq 
dt 
calcularse numéricamente de los datos de q vs. tiempo, usando, por ejemplo, la siguien- 
te ecuación: 


Como se observa en la ecuación 9.1, D es una función de la derivada — que puede 


Dec UY (9.28) 


donde el suscrito j se refiere a un nivel de tiempo, de modo que j es más tarde que j ~ 1. 
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En resumen, el procedimiento general para aplicar este método es como sigue: 
. Se seleccionan los datos de q vs. t. 
‚ Se calcula D para cada incremento de tiempo usando la ecuación (9.28). 
. Se representa gráficamente 1 / D vs. t. 
. Se estiman en el gráfico anterior 1 / D; (el intercepto) y n (la pendiente). 


ст a GU N = 


. Se estiman q y Мр en función de tiempo usando las ecuaciones y aplicando los va- 
lores calculados de D; y n. 


6. Se representan gráficamente q y N, en función de tiempo y se comparan los valo- 
res estimados con los actuales. Si los valores son satisfactorios, se ajustan los va- 
lores де D; y n y se repite el procedimiento. 

7. Una vez que los valores estimados sean iguales a los actuales, las curvas de decli- 
nación podrán usarse para realizar la predicción del comportamiento de produc- 
ción. 


5.1.2. Método de la curva-tipo 


Este método fue propuesto en 1968 por Slider? y posteriormente en 1980 por Fet- 
kovich!?. Consiste en representar gráficamente el logaritmo de la tasa de producción 
normalizada vs. el producto de D;t para va- 1 


rios valores de n, el cual representa un Curvas en incrementos de n = 0,1 


u2'|eugougyooue|qolfeoBje / оомула ОЫІГУОО TVIDIASA NỌI9103 0L0Z O LHOIHAdOO 


E 
tiempo adimensional. Los datos de la Figu- = 
ra 9.7 se obtienen aplicando la siguiente а 01 
ecuación: E 
5 
q 1 Е 
PUN IS A (9.30) S 0.01 
уп 
dj апр = 
л 
q ; e Р 
donde — se evalúa como una función de 0.001 : 
qi BT 1 40 100 1000 
D;t para diferentes valores de n. Tiempo adimensional, Dit 
El procedimiento para usar la Figu- Figura 9.7. Curvas tipo adimensionales 
ra 9.7 es: para el análisis de las curvas de declinación‘. 


1. Se seleccionan los datos de q vs. t. 

2. Seobtiene un papel gráfico log-log similar al de la curva tipo y se construye el gráfi- 
co de q vs. t. 

3. Se superpone el gráfico obtenido y se desliza paralelamente hasta conseguir que 
coincidan los dos ejes. 

4. El óptimo valor de n está dado por la curva que muestra una mejor coincidencia 
con el construido. 
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5. Se comparan los ejes horizontales para obtener el óptimo valor de D;. 


El siguiente gráfico, adaptado de Walsh y Lake*, es un ejemplo que muestra la for- 
ma de hacer esta comparación: 
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Tiempo, años 
0.01 0.1 1 10 100 


0.01 


Ditz 2,9 A | 1000 ' 
1=10 аћоз 
Tiempo adimensional, 01 


Figura 9.8. Uso de las curva-tipo en el análisis de las curvas de declinación para n = 0,25 y 
Dj = 029/ años (adaptada de Walsh y Lake). 


Tasa de petróleo, BN/día 


Tasa normalizada, q/ q; 


Nótese que la curva tipo no coincide con los datos de campo antes de 0,3 años. 
Esto se debe a que las curvas-tipo adimensionales están limitadas para tiempos adimen- 
sionales mayores de 0,1. No obstante, esto no produce errores importantes en la estima- 
ción de n y Dj 

El valor óptimo de n en la Figura 9.8 es 02 < n < 03, lo que da un valor cercano a 
0,25. Por su parte, el valor óptimo de D; ocurre alos 10 años (= t), lo que corresponde а 
un producto de D;t = 29. Dividiendo D;t entret = 10años resulta D; = 029afios '. En ge- 
neral, para determinar D; se realiza la comparación directa con los ejes horizontales de 
los dos gráficos. 


Cualquiera que sea el método utilizado se debe tener en cuenta que los resultados 
son muy subjetivos y aproximados, y dependen de que la tasa actual de producción vs. 
tiempo siga una declinación hiperbólica. 


6. Factores que afectan las curvas de declinación 


Tal como lo señalan varios autores! *^9!51* entre los muchos factores que afec- 
tan las curvas de declinación se encuentran los siguientes: 


* Períodos desiguales entre pruebas de medición de pozos, pues dificultan la ponde- 
ración de un tiempo promedio. Lo ideal es efectuar las pruebas en lapsos iguales. 


e Reducción del índice de productividad o incremento del factor de daño debido a 
cambios físicos en el hoyo, tales como depósitos de ceras y asfaltenos provenien- 
tes de los fluidos producidos o de la acumulación de arena suelta. 


* Cambios en: la presión de fondo, relación gas- petroleo; porcentaje de agua y en 
otras condiciones del yacimiento. 


* Completación de pozos nuevos. 
* Cierres de producción. 
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А menos que se detecten y corrijan esas condiciones, los estimados de reservas ob- 
tenidos usando curvas de declinación de producción estarán limitados a los que puedan 
obtenerse bajo las condiciones adversas existentes en el pozo. Por el contrario, cuando 
el equipo de levantamiento está operando en forma adecuada y las condiciones del hoyo 
son satisfactorias, la tendencia de declinación de producción reflejará las condiciones 
cambiantes del yacimiento, y la extrapolación de dicha tendencia podrá considerarse 
como una guía confiable para predecir las reservas remanentes recuperables. 


7. Problemas? 


1. Un pozo con una declinación exponencial de 196 mensual produce 150 BN/día. 
a) éCuál será la tasa de producción en 2 afios? 
b) ¿Cuál es la producción acumulada en estos 2 años? 
с) ¿Cuál será su tasa de declinación en 2 años? 
d) ¿Cuánto tiempo le llevará alcanzar una tasa de producción de 10 BN/día? 


e) ¿Cuánta será la producción total acumulada desde finales del año 24 hasta fi- 
nales del año 25? 


2. Un pozo con una declinación armónica actual del 1% mensual produce 150 BN/día. 
a) ¿Cuál será la tasa de producción en 2 años? 
b) ¿Cuál es la producción acumulada en estos 2 años? 
с) ¿Cuál será su tasa de declinación en 2 años? 
d) ¿Cuánto tiempo le llevará alcanzar una tasa de producción de 10 BN/día? 


e) ¿Cuánta será la producción total acumulada desde finales del año 24 hasta fi- 
nales del año 25? 
3. Un pozo con una declinación hiperbólica actual del 196 mensual y п=0.6 produce 
150 BN/día. 
a) éCuál será la tasa de producción en 2 afios? 
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b) ¿Cuál es la producción acumulada en estos 2 años? 
C) ¿Cuál será su tasa de declinación en 2 años? 
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d) ¿Cuánto tiempo le llevará alcanzar una tasa de producción de 10 BN/día? 


e) ¿Cuánta será la producción total acumulada desde finales del año 24 hasta fi- 
nales del año 25? 


4. Con los datos de producción de un pozo dados a continuación: 
a) Construya los siguientes gráficos: logq vs t,q vs М 1089 vs Np, 1/q vst 
b) Determine el tipo de declinación 


с) Use la declinación hiperbólica para determinar con regresión no lineal el ex- 
ponente n, la tasa de declinación inicial d; y la tasa inicial aparente, q;. 
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d) Use estos datos para estimar la tasa de producción y la producción total acu- 
mulada a los 240 y a los 480 meses. 


e) ¿Cuál es la vida remanente del pozo si el límite económico es de 6 BN/día? 


5. Con la historia de producción dada a continuación, determine: 


0,5 
1,5 
2,5 
3,5 
45 
5,5 
6,5 
7,5 
8,5 
9,5 
10,5 
11,5 
12,5 
13,5 
14,5 


Tasa (BN/día) 
660 
596 
579 
523 
531 
421 
419 
410 
456 
382 
405 
384 
364 
366 
323 


a) Tipo de declinación y ¿por qué? 


b) Tasa de producción at=0 


с) Estime d; y n. 


> o o o 
њо о-о `© бо зч су ощ ч ш Мм сє © 


Tasa (BN/dia) 


350 
345 
340 
335 
330 
325 
320 
315 
310 
306 
301 
297 
292 
288 
284 
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constante en la ecuación de estado 

A área seccional disponible para el flujo pies? 
número de Avogadro 

A; tensión de adhesión dina/cm 

constante en la ecuación de estado 


B constante de intrusión de agua 
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Bg factor volumétrico del gas en la formación BY/PCN 
By factor volumétrico del petróleo en la formación BY/BN 
Bop factor volumétrico del petróleo en la formación al punto de BY/BN 
burbujeo 
Boa factor volumétrico del petróleo en la formación de la prueba BY/BN 
de liberación diferencial 
Вар factor volumétrico del petróleo en la formación al punto de BY/BN 
burbujeo, de la prueba de separación diferencial 
Bofp factor volumétrico del petróleo en la formación al punto de BY/BN 
burbujeo, de la prueba de separación instantánea 
B, factor volumétrico del agua en la formación BY/BN 
В, factor volumétrico bifásico del petróleo en la formación BY/BN 
с compresibilidad isotérmica lpc” 
Св compresibilidad total де la roca Ipc” 
Ce compresibilidad efectiva (aplicada al volumen poroso de Ipc“! 
hidrocarburo} 
ср  compresibilidad de la formación ћрс“! 
co  compresibilidad del petróleo ћрс“! 
ср Compresibilidad de los poros ћрс“! 
Cp compresibilidad de la roca та lpc” 
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compresibilidad total del yacimiento 
compresibilidad del agua 

constante de integración 

factor de forma areal 

distancia entre pozos inyectores y productores 
tasa de declinación efectiva 

tasa de declinación efectiva inicial 
profundidad 

tasa de declinación nominal 

tasa de declinación nominal inicial 
constante exponencial (—2,71828...) 
factor de expansión del gas 


término en la ecuación de balance de materiales que toma en 
cuenta la expansión del agua connata y la reducción en el 
volumen poroso 


término en la ecuación de balance de materiales que toma en 
cuenta la expansión de la capa de gas 


término en la ecuación de balance de materiales que toma en 
cuenta la expansión del petróleo y el gas original disuelto 


función integral exponencial de x 

ecuación de balance de materiales 

fracción 

función; por ejemplo Др) – función de la presión 


término de producción en la ecuación de balance de 
materiales 


constante de la gravedad (=980) 

volumen inicial de gas en el yacimiento (=GOES) 

volumen acumulado de gas inyectado 

gas inicial їп situ 

producción acumulada de gas 

potencial de presión de un fluido expresado como la altura L 


espesor de la formación (zona neta productora) 


ћрс"! 


Ipen 


adimensional 
pies 
аћоз !, meses” 
años”, meses” 
pies 
айоѕ”!, meses” 


años”!, meses” 


BY/BN 
BY/BN 


BY/BN 


BY/BN 


BY 


cm/seg? 
PCN 
РСМ 
РСМ 
РСМ 
pies 
pies 


pies 


1 


1 


1 


1 


espesor de la arena ¡ 


524 


Regresar а! contenido 


MAGDALENA PARIS DE FERRER: FUNDAMENTOS DE INGENIERÍA DE YACIMIENTOS 


H espesor de la zona (total) productora pies 
H altura total de la zona de transición capilar pies 
Ј función J de Leverett adimensional 
k permeabilidad absoluta md 5 
k permeabilidad promedio md 5 
Kg permeabilidad efectiva al gas md 8 1 
kp permeabilidad horizontal md ; Ё 
Kj permeabilidad a la fase i, permeabilidad del estrato j md | Р 9 
Ko permeabilidad efectiva al petróleo md 5 : © 
Кү permeabilidad equivalente a la permeabilidad absoluta md XE 
Kk, permeabilidad relativa fracción z с : 
Ка permeabilidad relativa al gas fracción 2 8 S 
Кит permeabilidad relativa de la fase mojante fracción EP 
Кро permeabilidad relativa al petróleo fracción 5 5 © 
kom permeabilidad relativa de la fase no mojante fracción 55 ? 
Krog permeabilidad relativa al petróleo en un sistema gas-petróleo fracción FE 
Kw permeabilidad relativa al agua fracción 5 5 z 
Ky permeabilidad vertical md 5 Б 
Kw permeabilidad efectiva al agua md do 
L longitud cm o pie + 
In logaritmo neperiano o natural, de basee TA 
log logaritmo decimal, de base 10 TH 
m razón del volumen inicial de la capa de gas al volumen inicial PE 
de la zona de petróleo ЕЕ 
m(p)  seudopresión de un gas real Ірса2/ср ir 
пр) seudopresión de un gas real a la presión inicial del yacimiento Ipca?/cp : 
тїр) seudopresión de un gas real a la presión de flujo del pozo Ipca?/cp Я 
M peso molecular Ib/Ib-mol 
n número total de moles Ib-mol 
n exponente de declinación 
N petróleo inicial in situ BN 


Np producción acumulada de petróleo BN 
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Pw 
РСМ 


PCN/día 
РСУ 
POES 


Nomenclatura 
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ignificado 


producción de petróleo acumulada a un tiempo modificado !' 


presión actual 

presión en el punto de burbujeo 

presión crítica 

presión en el limite exterior o radio de drenaje 
presión inicial del yacimiento 

presión volumétrica promedio del yacimiento 
cambio en la presión del yacimiento = p, - p 
presión capilar 

presión capilar en x, 

presión capilar en x, 

presión cricondenbárica 

presión inicial del yacimiento 

presión en la fase gas 

presión promedio 

presión en la fase petróleo 

presión en los poros 


presión en la fase agua 


pies cúbicos en condiciones normales (14,7 Ipca у 60°) 


pies cübicos normales por día 

pies cübicos en condiciones de yacimiento 
petróleo original in situ 

presión del yacimiento 

presión de referencia 

presión de sobrecarga, presión de saturación 
presión seudocrítica 

presión en condiciones normales o presión estándar 
presión seudorreducida 

presión de fondo del pozo, fluyendo 

presión de fondo del pozo, estática 


presión adimensional 


tasa volumétrica de flujo o tasa de producción instantánea 


Unidades | 
BN 
ћрс 
Ірса 
Ірса 
Ірса 
Ірса 
Ipca 
1рса 
1рса 
Ірса 
Ірса 
Ірса 
Ipca 
1рса 
lpca 
Ірса 
Ірса 
Ірса 


BN 
Ірса 
Ірса 
Ірса 
ћрса 
1рса 
razón, sin unidades 
Ірс 
1рс 


BY/día 
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significado: 


Фр tasa de inyección básica BY/día 


de tasa de producción de gas PCN/día 
di tasa de producción instantánea inicial BY/día 
do tasa de producción de petróleo BY/día " 
qi tasa total de producción BY/día 5 
фу _ [аза де producción de agua BY/día T 
Q tasa de flujo en condiciones normales BN ЈЕ 
r distancia radial, pies; coordenada radial; radio del capilar pies "FB 
Га radio de drenaje pies 5 : 8 
I radio de investigación pies $ © 
ћ posición radial (o radio de curvatura) del punto 1 pies o cm ФЕ 
p posición radial (o radio de curvatura) del punto 2 pies o cm 538 
ту radio del pozo pies 2 8 p 
RAP relación agua-petróleo BN/BN 5 5 © 
RGP relación gas-petróleo instantánea PCN/BN 55 © 
2 
Rp relación gas-petróleo acumulada PCN/BN à à б 
Rsp razón gas-petróleo en solución al punto de burbujeo, medida PCN/BN 532 
en la prueba de liberación instantánea 5 3 8 
Rei solubilidad inicial del gas en el petróleo PCN/BN ЕРЕ 
5 factor de daño adimensional TE 
Salinidad ppm Е $8 
S saturación fracción = 5 
Sg saturación de gas fracción : Е 8 
Sgc saturación de gas crítica fracción T 
Sg; saturación de gas inicial fracción 55 
Sg, saturación de gas residual fracción 5 
So saturación de petróleo fracción ? 
Sog factor de merma del petróleo а presión de burbujeo, diferencial BY/BY 
Sọ; saturación de petróleo inicial fracción 
Som saturación de petróleo mínima fracción 
Sor saturación de petróleo residual fracción 
Sy saturación de agua fracción 
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saturación de agua connata 


saturación de agua adimensional 
saturación de agua inicial 
saturación de agua irreducible 
tiempo 


tiempo modificado (t =1+ при) 


tiempo de vida productiva remanente antes del abandono 


tiempo adimensional 

temperatura absoluta 

temperatura crítica 

temperatura cricondentérmica 

temperatura seudocrítica 

temperatura en condiciones normales 
temperatura seudorreducida 

Velocidad aparente del fluido en el yacimiento 
velocidad total en el sistema lineal 

volumen específico 

volumen 

volumen bruto 

volumen de gas removido en condiciones normales 
volumen de petróleo remanente (volumen líquido) 
volumen de petróleo 

volumen poroso 

volumen relativo 

volumen de sólidos 

volumen a la presión de saturación 

volumen en condiciones normales 

volumen de petróleo residual a 60°Е 

volumen poroso de los hidrocarburos 
volumen total 

volumen de agua 


entrada de agua acumulada 
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. Unidades 
fracción 
adimensional 
fracción 
fracción 
horas o días 
horas o días 


días 


ФРОСЕ 
?F o?R 
?*F o?R 
“FOR 
?R 
fracción, sin unidades 
BY/día-pie? 
pie/hr 


PCN 
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Wp producción acumulada de agua BY 
Xy dimensiones pies 

x posición en la coordenada x del sistema pies o cm 
y posición en la coordenada y del sistema pies o cm 

X fracción molar де un compuesto en la fase líquida 

y fracción molar de un compuesto en la fase gaseosa 

Ji fracción molar del componente i 


2 factor де compresibilidad del gas 


2 posición en la coordenada 2 del sistema pies o cm 
2 altura por encima о por debajo de un дашт de referencia pies o cm 
Griegas 


Símbolo. “Significado 


a ángulo de inclinación (buzamiento) de la interfase grados 
agua/hidrocarburo con la horizontal 


ф porosidad fracción 


constante de Euler (=0,5772) 
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razón de conductancia adimensional 
Yo gravedad específica del petróleo adimensional 
yw gravedad específica del agua adimensional 
8 . ángulo de humectabilidad medido a través de la fase agua grados 
p densidad de los fluidos g/cm? o Ib/pie? 
pg densidad del gas g/cm? o Ib/pie? 
po densidad del petróleo g/cm’ o Ib/pie? 
p, densidad de la roca Ib/pie? 
pw densidad del agua | g/cm? o Ib/pie? 
ш viscosidad cp 
Hg viscosidad del gas cp 
Mo Viscosidad del petróleo cp 
Hwy viscosidad del agua cp 
7] difusividad adimensional 
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Nomenclatura 
“símbolo a Significado- ‚Бу Unidades 
В coeficiente de expansión op 
o tensión interfacial dina/cm 
Сума tensión interfacial entre la fase no mojante у la fase sólida dina/cm 
Силу tensión interfacial entre la fase no mojante у la fase mojante dina/cm 
Dos tensión interfacial entre la fase petróleo y la fase sólida dina/cm 
Oo, tensión interfacial entre la fase petróleo у la fase agua dina/cm 
Gws tensión interfacial entre la fase agua y la fase sólida dina/cm 
Ф potencial pie?/seg? 
Ф. potencial en la fase gas pie?/seg? 
$, potencial en la fase petróleo pie?/seg* 
$, potencial en la fase agua pie^/seg? 
Ap. gradiente de flujo producido por las presiones capilares Ipc/pulg 
Apysc gradiente de flujo producido por las presiones viscosas Ipc/pulg 
Suscritos 
;Símbole Significado Unidades 
a abandono 
a aire 
a aparente (referido al peso molecular del gas) 
atm atmósfera 
b punto de burbujeo o de saturación 
b bruto, total (se emplea con volumen solamente) 
C capilar, crítica 
d en el punto de rocío (solamente con presión) 
d separación diferencial 
D adimensional 
i componente j en la mezcla de gas 
i representa un elemento en una serie 
m mojante 
nm no mojante 
5 punto de saturación 
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del factor volumétrico del petróleo en la 
formación en función de presión, 128 
triangular o ternario, 10, 333 
Diagrama de fases, 4, 5, 6, 7, 67 
de gas condensado, 66 
de presión y temperatura, 57, 61, 62 
para un petróleo negro, 64 
para un petróleo volátil, 65 
para un yacimiento de gas seco, 68 
Diolefina, 50 
Diques, 15 
Distribución de fluidos, 31, 32 
Dolomía, 20 
Dolomita, 20, 60 
Domo salino, 58 


PARA COMPRAR AL DETAL O AL MAYOR, ESTE Y OTROS PRODUCTOS, FAVOR PREGUNTAR POR EL GÓAJIRO BLANCO, EN EL MERCADO LAS PLAYITAS. 


ADVERTENCIA: "EL DERECHO DE AUTOR NO ES UNA FORMA DE PROPIEDAD SINO UN DERECHO CULTURAL. EXIGE TU DERECHO" 


SOLUCIÓN A PRESIÓN TERMINAL CONSTANTE, 


380 
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de flujo, 349 

de Horner, 446 

de Laplace, 379 

de Morris y Biggs, 262 

de Schilthuis, 459 

de Timur, 262 


E por capa de gas, 46 
Ecuación por drenaje gravitacional, 46, 47 
de compresibilidad, 374 por expansión de la roca y de los fluidos, 
| 46 
de continuidad, 374, 376 7 lució ión de 1 
PE por gas en solución y expansión de los 
de difusividad, 378 fluidos, 46 


por segregación, 467 


Escala de Wentworth, 21 
Espesor 


bruto, 30, 31 

de arena petrolífera, 29, 30 
neto petrolifero, 27, 31, 42, 43 
promedio, 43 


Estado de comportamiento infinito, 390 
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Estratificación, 28 

Estrato, 18 
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Evaporación, 18 

Evaporita, 17, 59 

Expansión del gas de la capa de gas, 
463 

Expansión del petróleo y del gas 
disuelto original, 462 

Expansión térmica del agua, 174 


Extrapolación de datos de los fluidos 
del yacimiento, 211 


F 


Facies, 59 
Factor 


de compresibilidad o de desviación del gas 
о factor 2, 84, 85 
DETERMINACIÓN DEL, 85 
de daño, 419 
CERO, NEGATIVO, POSITIVO, 420 
TOTAL O APARENTE, 424 


de expansión del gas, 105 

de flujo turbulento, 423 

de forma, 410 

de recobro, 492 

Factor volumétrico 

bifásico, 472 

del agua en la formación, 154, 155, 156, 
157, 160, 161, 169 
CORRELACIÓN DE KATZ, 156 

del agua pura, 155 

del gas en la formación, 81, 104, 105, 106, 
169, 202, 203, 210, 402, 418, 463, 490 

del petróleo al punto de burbujeo, 64, 205 

del petróleo en la formación, 45, 64, 127, 
128, 130, 131, 136, 138, 179, 205, 215, 
217, 498, 499 
CORRELACIÓN DE AL-MARHOUN, 130 


CORRELACIÓN DE GLASO, 129 
CORRELACIÓN DE PETROSKY Y FARSHAD, 130 


CORRELACIÓN DE STANDING, 128 
CORRELACIÓN DE VÁSQUEZ Y BEGGS, 129 
ECUACIÓN DE BALANCE DE MATERIALES, 130 
PARA PETRÓLEOS NO SATURADOS, 134 


diferencial del petróleo, 203 
relativo del petróleo, 207 
total al punto de burbujeo, 206 
total o bifásico, 136, 137, 465 
Faja petrolífera del Orinoco, 28 
Falla, 58 
Fase, 4 
mojante o humectante, 311, 312 
no mojante o no humectante, 311, 312 
Filita, 17 
Fluido 
compresible, 345 
incompresible, 344 
ligeramente incompresible, 344 
mojante o humectante, 31, 32 
no mojante o no humectante, 32 
Flujo 
de una sola fase, 349 
esférico, 348 
semiesférico, 348 
Flujo continuo, 346, 351 


horizontal en un sistema multifásico, 349, 
369 

lineal, 348 
DE FLUIDOS COMPRESIBLES, 356 
DE FLUIDOS INCOMPRESIBLES, 351 


DE FLUIDOS LIGERAMENTE COMPRESIBLES, 
355 


radial, 348 
DE FLUIDOS INCOMPRESIBLES, 358 


DE FLUIDOS LIGERAMENTE COMPRESIBLES, 
362 


DE GASES COMPRESIBLES, 363 
Flujo no continuo o transitorio, 347, 
371 
ecuaciones básicas, 374 
CONDICIONES INICIALES Y DE CONTORNO, 374 
ECUACIÓN DE COMPRESIBILIDAD, 374 
ECUACIÓN DE CONTINUIDAD, 374 
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ECUACIÓN DE TRANSPORTE, 374 
Flujo semicontinuo, 347, 404 


radial 
DE FLUIDOS COMPRESIBLES, 417 


DE FLUIDOS LIGERAMENTE COMPRESIBLES, 
407 


Formación La Luna, 72 
Formación Maraca, 72 
Frente agua-petróleo, 47 
Fuente de hidrocarburos, 24 
Fuerza 


capilar, 31, 48, 238, 271, 275, 280, 283, 
311,312 


compresiva, 295 
de atracción, 109, 264, 265, 269 
de atracción y repulsión, 78, 80, 84 
de corte, 107 
de desplazamiento, 275 
de empuje, 347, 353 
de gravedad, 31, 48, 266, 267, 347 
molecular, 264, 265 
natural, 31, 46 
tectónica, 26 
Función J de Leverett, 287 
Función Y, 197 
Funciones pVT definidas por Tracy, 489 


G 


Gas 
ácido, 8 
condensado o retrógrado, 66 
dulce, 8 
en solución, 31 
húmedo, 9, 50, 67 
libre asociado, 31 
libre no asociado, 31 
licuado, 11 
natural, 5, 7, 68 
natural ácido, 92 
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original in situ, 50 

seco, 6, 9, 68 
Gasolina, 12 
Geometría de flujo, 348 


Geometría y distribución de los granos, 
227 


GOES, 459 

Gradiente 
de gravedad, 347, 350 
de potencial, 25, 244 


de presión, 33, 34, 246, 349, 350, 351, 
376, 432 


de velocidad, 107 
del agua, 34 
geotérmico, 32, 33 
interno de presión, 230 
líquido, 353 
promedio, 34, 35 
Gradiente geotérmico, 33 
Grado 
API 11 
Grava, 22 
Gravedad 
APL 10 
del petróleo, 116 
específica, 82 
específica del agua, 160 
específica del gas en solución, 117 


Hidrocarburos, 1 
aromáticos, 3 
cíclicos, 50 
de anillo o compuestos cíclicos, 2 
de cadena abierta, 2 
insaturados o no saturados, 3, 50 
saturados, 3 
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Histéresis capilar, 277, 313 
Humectabilidad, 268 


Índices de empuje 
hidráulico (WDI), 467, 468 
por agotamiento (DDI), 466 


por expansión de la roca y de los fluidos 


(EDI), 467 

por segregación (SDI), 467 
Inmiscibilidad, 4 
Integral exponencial, 381 
Interfase agua-pettóleo, 277 
Irak, 27 
Irán, 27 
Isla de Java, 13 
Isómero, 50 


Kuwait, 27 


Lacolito, 15 

Lago de Maracaibo, 28 

Ley de Darcy, 242, 349 
convención de signos, 244 
para sistemas lineales, 248 
para sistemas radiales, 250 
unidades, 245 

Ley de los gases ideales, 78 

Liberación diferencial, 207 

Limo, 22 

Limonita, 16 

Línea 
de calidad, 65 
de flujo, 348 
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de permeabilidad relativa, 333 
de porcentaje constante, 333 
de porosidad constante, 292 
de presión de vapor, 5 
de presión del gas, 36 
de punto de rocío, 6 
de puntos de burbujeo, 5 
de puntos de rocío, 5 
fuente, 382 
isópaca, 39 
isotérmica, 68 
semilog, 447 
Litificación, 19, 20, 222 
Litología, 22 
Lixiviación, 224 
LPG, 12 
Lutita, 16, 22, 59 


M 


Mantenimiento de presión, 70 
Mapa 

de contorno, 38 

estructural, 38 

isópaco, 38, 39, 40, 41, 42, 43, 44 
Mármol, 17 
Material cementante, 22, 226 
Matriz, 22 
Mecanismo de recobro, 251, 466, 467 
Mecanismos de producción, 46 

combinado, 48 

por capa de gas, 46 

por drenaje gravitacional, 47 

por empuje con agua, 47 

por expansión del gas, 73 


por gas en solución y expansión de los 
fluidos, 46 


Menes, 72 
Metano, 11 
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de Standing, 113 
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para estimar n y Di, 515 
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correlación de Standing, 118 


COPYRIGHT O 2010 EDICIÓN ESPECIAL GÓAJIRO BLANCO / elgoajiroblancogihotmail.com 


correlación de Vásquez y Beggs, 119 


en el agua 
CORRELACIÓN DE CULBERSON Y MCKETTA, 163 
CORRELACIÓN DE DODSON Y STANDING, 162 
CORRELACIÓN DE JONES, 162 
CORRELACIÓN DE MCCAIN, 164 


Método para calcular la viscosidad de 


Método de extracción con solventes, 
239 

Método de inmersión, 236 

Método de la retorta, 239 

Método де saturación de líquido, 235 


Z 


Método gráfico de Standing y Katz, 86 


PARA COMPRAR AL DETAL O AL MAYOR, ESTE Y OTROS PRODUCTOS, FAVOR PREGUNTAR POR EL GÓAJIRO BLANCO, EN EL MERCADO LAS PLAYITAS. 


ADVERTENCIA: "EL DERECHO DE AUTOR NO ES UNA FORMA DE PROPIEDAD SINO UN DERECHO CULTURAL. EXIGE TU DERECHO" 


ajuste de las curvas, 91 


CORRECCIÓN DE CARR, KOBAYASHI Y 
BURROWS, 93 


CORRECCIÓN DE WICHERT Y AZIZ, 91 
cálculo directo del factor de 

compresibilidad, 94 

MÉTODO DE DRANCHUK Y ABU-KASSEM, 97 


MÉTODO DE DRANCHUK, PURVIS Y ROBINSON, 
99 


MÉTODO DE HALL Y YARBOROUGH, 96 
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de Standing, 113 
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CORRELACIÓN DE VÁSQUEZ Y BEGGS, 132 


Métodos para calcular la viscosidad 
de petróleos muertos, 141 
CORRELACIÓN ОЕ BEAL, 141 
CORRELACIÓN DE BEGGS Y ROBINSON, 141 
CORRELACIÓN DE GLASO, 141 


de petróleos no saturados, 142 
CORRELACIÓN DE VÁSQUEZ Y ВЕСО5, 143 


de petróleos saturados, 142 
CORRELACIÓN DE BEGGS Y ROBINSON, 142 
CORRELACIÓN DE CHEW Y CONNALLY, 142 

del agua 
CORRELACIÓN DE BRILL Y BEGGS, 167 
CORRELACIÓN DE MCCAIN, 167 
CORRELACIÓN DE MEEHAN, 167 


México, 13, 27 
Migración 
primaria, 25 
secundaria, 25 
Modelo 
de acuífero con geometría definida, 482 
de declinación, 504 
de flujo continuo en la EBM, 484 
de flujo no continuo en la EBM, 485 
de Tracy en la EBM, 488 
I de Stone, 335 
П de Stone, 337 
Muestras 
de fluidos 
ANÁLISIS DE LABORATORIO, 189 
de flujo, 189 
de fondo, 187 
recombinadas, 188 
Muestreo de fluidos, 186 


N 


Nafteno, 8, 9, 10 

Nivel de agua libre, NAL, 35, 281 
Nuevo México, 27 

Nümero de moles de gas, 78 


Parafina, 10 

Parafinas, 8, 9, 10 

Pateo del gas, 36 

Perfil 
de presión, 361, 380, 381, 385, 386 
de rayos gamma, 30 
de resistividad, 30 
de saturación, 279, 284, 286, 302 
de saturación inicial, 280 
eléctrico, 29 

Permeabilidad, 29, 51, 241 


absoluta, 244, 264 
ECUACIÓN DE MORRIS Y BIGGS, 262 
ECUACIÓN DE TIMUR, 262 
ESTIMACIÓN MEDIANTE CORRELACIONES, 262 
PONDERADA POR PESO, 252 
PROMEDIO, 251 
PROMEDIO ARMÓNICO, 254 
PROMEDIO GEOMETRICO, 256 


determinación en el laboratorio, 258 
efectiva, 263, 264, 309 
efecto Klinkenberg, 259 


ley de Darcy, 242 
PARA SISTEMAS LINEALES, 248 
PARA SISTEMAS RADIALES, 250 


rango de, 247 

relativa, 263, 264, 310 
relativa a dos fases, 311 
relativa a tres fases, 332 
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Permeabilidad relativa efectiva, 223 
a tres fases factores que la afectan 
CORRELACIÓN DE HUSTAD Y HOLT, 337 GEOMETRÍA Y DISTRIBUCIÓN DE LOS GRANOS, 
227 


CORRELACIÓN DE WYLLIE, 335 


MODELO I DE STONE, 335 
PRESENCIA DE ARCILLA, 228 


MODELO II DE STONE, 337 
А i PRESIÓN DE CAPAS SUPRAYACENTES Y 
método para determinarla CONFINANTES, 229 


A PARTIR DE ECUACIONES ANALÍTICAS, 320 TIPO DE EMPAQUE, 225 

CORRELACIÓN DE COREY, 317 

CORRELACIÓN DE PIRSON, 317 

CORRELACIÓN DE TORCASO Y WYLLIE, 315 

CORRELACIÓN DE WYLLIE Y GARDNER, 315 

USANDO DATOS DE PRESIÓN CAPILAR, 318 
normalización y promedios de datos, 326 
razón de, 322 


seudocurvas, 324 


MATERIAL CEMENTANTE, 226 


inducida о vugular, 224 

POR DOLOMITIZACIÓN, 225 

POR FRACTURA, 225 

POR LIXIVIACIÓN, 224 
método para determinarla, 235, 236 
primaria o intergranular, 223 


promedio, 230 
ARITMÉTICO, 231 


Peso molecular aparente, 81 ESTADÍSTICO, 232 
Petróleo, 7 PONDERADO O PESADO, 231 
aromático-asfáltico, 10 secundaria, 224 
aromático-nafténico, 10 Porosímetro de Boyle, 235 
crudo, 2 Potencial de un gas real, 364 
crudo de alta merma, 65 Presencia de partículas finas de arcilla, 
crudo de baja merma, 64 228 
extrapesado, 11 Presión 
liviano, 11 absoluta, 34, 78, 100 
mediano, 11 capilar, 271 
negro, 64 AGUA-PETRÓLEO, 336 
original in situ, 36, 53, 69, 300, 465, 471, CONVERSIÓN DE DATOS DE LABORATORIO, 289 
485, 486, 497,498 A 
original in situ (POES), 44 EN LAS ROCAS YACIMIENTO, 275 
parafínico, 10 FUNCIÓN J DE LEVERETT, 287 


GAS-PETRÓLEO, 336 


parafínico-nafténico, 10 j 
HISTÉRESIS, 277 


pesado PROMEDIO, 290 

volátil, 65 de burbujeo o de saturación, 117, 123, 
Picnómetro, 236 154 
POES, 44, 50, 69, 70, 459 CORRELACIÓN DE AL-MARHOUN, 121, 126 
Porosidad, 29, 51, 221 CORRELACIÓN DE GLASO, 125 


CORRELACIÓN DE PETROSKY Y FARSHAD, 127 
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ша, 222 CORRELACIÓN DE STANDING, 123 


del hidrocarburo, 237 CORRELACIÓN DE VÁSQUEZ Y BEGGS, 128 
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determinación en el laboratorio, 234 de las capas subyacentes, 33 
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de las capas suprayacentes y confinantes, 
229 


de los fluidos, 33 
de los granos, 33 
de sobrecarga, 33 
de vapor, 4, 5 
del gas, 36, 260 
hidrostática, 33, 34 
relativa, 34 
seudorreducida, 85 
Principio de superposición, 426 
Efectos de las tasas de flujo variable, 429 
Efectos de los límites del yacimiento, 432 
Efectos de múltiples pozos, 427 
Proceso 
de condensación retrógrada, 62 
de craqueo, 12 
de curva ajustada, 513 
de drenaje, 277, 313, 318, 339 
de equilibrio, 194 
de expansión del gas, 492 
de imbibición, 278, 314, 317 
de liberación instantánea, 194 
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de migración, 24, 25 
de recuperación, 50 
de refinación, 11 
de sedimentación, 16, 25 
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de separación instantánea, 216, 217 
diagenético, 19, 25 
tectónico, 23, 61 
Producción de petróleo acumulada, 505 
Propano, 11 
Propiedades 
de los componentes del gas natural, 79 
de los fluidos, 77 
de los hidrocarburos líquidos, 115 
intensivas, 5 
pVT en el laboratorio, 185 


Propiedades de la roca, 221 


compresibilidad, 295 
humectabilidad, 268 
permeabilidad, 241 
ABSOLUTA, 244 
porosidad, 221 
ABSOLUTA, 222 
EFECTIVA, 223 
INDUCIDA O VUGULAR, 224 
PRIMARIA O INTERGRANULAR, 223 


presión capilar, 271 
saturación, 237 
tensión superficial e interfacial, 264 


Propiedades del agua, 148 


composición, 149 
compresibilidad isotérmica, 168 
densidad, 158 

expansón térmica, 174 


factor volumétrico del agua en la 
formación, 154 


gravedad específica, 160 

presión de burbujeo, 154 
solubilidad del gas en el agua, 161 
viscosidad, 165 

volumen específico, 160 


Propiedades del gas natural, 77 


compresibilidad, 100 
densidad, 82 
factor de compresibilidad z, 84 


factor volumétrico del gas en la formación, 
104 


gravedad específica, 82 

peso molecular aparente, 81 

volumen en condiciones normales, 81 
volumen específico, 82 


Prueba 


de expansión a composición constante o 
de liberación instantánea, 194, 217 


de liberación diferencial, 200, 204, 217 
de separadores, 204 
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transitoria en pozos, 434 
DE DECLINACIÓN DE PRESIÓN, 435 
DE RESTAURACIÓN DE PRESIÓN, 444 


Punto 
cricondenbárico, 62 
cricondentérmico, 62, 67 
crítico, 5 
de burbujeo, 7, 46 
de condensación, 6 


Radio de drenaje, 360 


Razón de permeabilidades relativas, 
322 


Razón gas-petróleo, 62, 64, 66, 117, 
136, 205, 215, 470 


Recobro final, 49, 492 
Recristalización, 21 
Recuperación 

primaria, 49, 50, 221, 459 
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